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Abstract 
Negative phase sequence protection  is effective at detecting certain faults, and  is now 
available  on  modern  reclosers.  However,  it  has  not  been  widely  utilised  in  electrical 
distribution networks. This thesis reviews and researches protection schemes with a focus 
on negative phase sequence protection and puts forward methods for its implementation 
specific to the distribution network. 
Charles  Fortescue’s  1918  paper  detailed  his  discovery  of  symmetrical  components  on 
which much  of modern  power  system  analysis  and  protection  is  based  (Fortescue  CL 
1918).  The  theory  of  symmetrical  components  is  essentially  a  way  of  describing  and 
modelling the relationship between the three phases of an electrical distribution network.  
Faults  on  the  distribution  network  result  in  current  flow with  specific  characteristics. 
Modern electronic reclosers can be programmed to analyse and operate for faults based 
on these sequence (symmetrical) components.   
Negative phase sequence protection can have a pickup setting  lower than normal load 
current,  and  still  detect  particular  fault  types  including  line  to  line  faults.  This  gives 
negative  phase  sequence  protection  a  distinct  advantage  over  traditional  overcurrent 
techniques and means that protection coverage can be extended further into the network 
without the need for line reconducting or the installation of fuses. 
Whilst  there  are  a  number  of  existing  papers  that  deal  with  traditional  protection 
techniques,  there  are  not  many  that  focus  on  negative  phase  sequence  protection, 
especially for the distribution network. This thesis aims to facilitate discussion on negative 
phase sequence protection, increase network employee’s familiarity of it, explore where 
it is and is not effective, and put forward methodologies with practical examples in the 
form of case studies for its implementation.  
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Chapter 1 
1 Introduction	
1.1 Background	
The  electricity  supply  network  is  generally  comprised  of  generation,  transmission, 
sub‐transmission and distribution as shown in Figure 1‐1. The high voltage distribution 
network that this thesis will focus on is outlined with a dashed blue line. 
The dashed blue line has intentionally not encapsulated the entire low voltage distribution 
network.  Although  the  low  voltage  network  is  an  important  part  of  the  distribution 
network, the focus of this thesis will be on the high voltage distribution network. 
 
Figure 1‐1: Electricity network overview. Image adapted from source (EPS Technology 2010) 
Generally, the distribution network commences as a ‘feeder’ at a zone substation. These 
feeders may be overhead or underground construction, typically at a voltage of 11 kV or 
22 kV. These feeders supply distribution transformers which lower the voltage to a level 
that is useable by consumers, being 400 V / 230 V (three / single phase).  In some cases, 
industrial customers may take supply at high voltage direct from the distribution network. 
All parts of the network require a system called ‘protection’ that is arranged so that in the 
event of a fault, an action is taken to minimise damage to equipment as well as harm to 
people and animals. The protection action is typically by way of isolation which is carried 
out by devices such as circuit breakers, reclosers, sectionalisers, fuse savers and fuses. 
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A fuse operates when an electrical current passing through it for a period of time exceeds 
that for which it is rated. Devices such as circuit breakers, reclosers, and sectionalisers can 
be programmed with settings to operate for a variety of events, including overcurrent and 
earth faults. The arrangement of fuses, and the settings of devices on a network, is called 
the ‘protection scheme’. 
A protection scheme is usually produced via the following method: 
 Creation of a network model using computer software. The model includes conductor 
type, length, impedance, regulators, and loads. 
 Complete load flow and fault level analysis on the network. 
 Research interdependencies such as upstream settings and parameters. 
 Complete a grading study of the protection scheme. Settings are produced to meet 
the protection requirements of the network. The settings for each device are then 
mapped  against  each  other  as  curves  on  a  grading  chart  to  ensure  the  scheme 
operates as intended. 
 Produce a Protection Setting Advice (PSA) for each device. This contains the detection 
and  operational  characteristics  that  need  to  be  programmed  into  each  protection 
device. 
 Field technicians implement the scheme using the PSA’s. This includes programming 
relays, changing fuse elements, and installing equipment. 
1.2 Project	focus	
The focus of this thesis is on a type of protection scheme called negative phase sequence 
protection.    This  type  of  protection  is  based  on  Charles  Fortescue’s  1918  theory  of 
symmetrical  components,  which  is  a method  of modelling  the  behaviour  of  electrical 
networks  and  simplifying  the  related  mathematics.  Until  relatively  recently,  the 
technology  required  to  implement  negative  phase  sequence  protection  on  the 
distribution network was not available or fiscally viable. However, today, many recloser 
controllers  and  numerical  relays  (for  substation  circuit  breakers)  have  the  ability  to 
deconstruct current phasors into its symmetrical components, and thus utilise them for 
protection purposes. 
The research detailed  in  this  thesis  investigates and determines where negative phase 
sequence protection is, and is not effective.  
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The case studies included in this thesis are based on Essential Energy’s network, policies, 
procedures  and  data  in  order  to  demonstrate  the  use  of  negative  phase  sequence 
protection  in  a  real  world  application.  However,  the  concepts  and  methodologies 
described in this thesis are equally valid for networks other than Essential Energy’s.    
Negative phase sequence protection has been available on some distribution protection 
devices for approximately 2‐10 years, however, it has not been implemented throughout 
the electricity supply industry as much as it could be. This may be because: 
 It is relatively new (in terms of availability). 
 Electrical supply authorities can be averse to using ‘new’ technology. 
 There  are  not  many  papers  written  on  negative  phase  sequence  protection 
specifically for the distribution network. 
 There  are  not  many  papers  written  on  how  to  produce  or  grade  negative  phase 
sequence protection in practical terms. Those that are available assume reclosers in 
the distribution network do not have negative phase sequence protection. 
 Due  to  negative  phase  sequence  protection  being  relatively  new  (in  terms  of 
availability), it may not be taught in all protection courses, past or present. 
 Engineers may be reluctant to implement negative phase sequence protection due to 
not being familiar with it.     
1.3 Project	findings	and	developments	
This thesis will cover points that were not found, or discussed in detail within any of the 
documents sourced during the literature review. These points include:  
 Grading of negative phase sequence protection on the distribution network. 
 Discussion on the characteristics of negative phase sequence current present on the 
distribution network during un‐faulted conditions. 
 Validity, and ability to grade an upstream negative phase sequence pickup below a 
downstream overcurrent pickup in certain circumstances. 
 Limitations of negative phase sequence protection related to single phase spurs (two 
lines of a three line network), and Single Wire Earth Return (SWER). 
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1.4 Project	specification	and	objectives	
The  overall  aim  of  this  project  is  to  develop  an  approach  to  producing  high  voltage 
distribution network protection schemes utilising negative phase sequence protection. 
However, as detailed in the previous section, given that this type of protection may not 
be as  familiar as traditional  techniques  for some, this  thesis also aims to  facilitate and 
promote  discussion  about  its merits  and  application.  The  objectives  of  this  thesis  are 
achieved by performing the following: 
1. Review power system analysis theory. 
 
2. Review traditional protection schemes utilised in high voltage distribution networks, 
being, overcurrent, earth fault, and sensitive earth fault protection. 
 
3. Research  negative  phase  sequence  protection  theory,  techniques,  devices, 
applications, limitations, advantages and disadvantages. 
 
4. Investigate mitigation measures and techniques to overcome or avoid the limitations 
and disadvantages of negative phase sequence protection.  
 
5. Review existing policies and protection scheme production methodologies utilised at 
Essential Energy. 
 
6. Produce  recommendations  to  amend  Essential  Energy’s  protection  policies  and 
practices to include negative phase sequence protection where appropriate.  
 
7. Produce  case  studies  of  protection  schemes  utilising  negative  phase  sequence 
protection. These will include a variety of network arrangements and faults that may 
occur on the high voltage distribution networks that typically supply regional areas. 
The case studies will cover network modelling, grading studies, and settings.    
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1.5 Overview	of	thesis	
This thesis is organised as follows:  
Chapter 1 provides the background, focus and objectives of the project. 
Chapter 2 reviews existing literature and concepts relevant to the project. This includes 
symmetrical components, power system analysis, faults, traditional protection schemes, 
negative  phase  sequence  protection,  and  network  policy  relevant  to  the  case  studies 
included as chapter 5 and 6.   
Chapter 3 discusses the consequential effects, ethics and safety matters related to the 
implementation of negative phase sequence protection. 
Chapter 4  reviews the existing methodologies used  for producing protection schemes, 
and  puts  forward  amended methodologies  for  the  implementation  of  negative  phase 
sequence protection.  
Chapter 5 contains a case study that applies the methodologies described in chapter 4 to 
a real world distribution network and demonstrates its advantages and limitations. The 
case  study  is based on  the 11 kV  feeder  from Munga  zone  substation  called MGA3B2 
Willawarrin. 
Chapter 6 contains a second case study based on the 11 kV feeder from Byabarra zone 
substation called BYA7781 Yarras. 
Chapter 7 contains results, findings and recommendations put forward by this thesis.   
Chapter 8 details to what extent the project specifications and objectives were met, and 
provides a conclusion to the thesis. 
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Chapter 2 
2 Literature	Review	
2.1 Overview	
Although  modern  computer  modelling  software  is  normally  used  to  analyse  power 
systems today, the engineer should still understand the concepts and methodologies to 
manually  perform  calculations  so  that  results  can  be  checked  and  confirmed.  For  this 
reason, a basic summary of power system analysis will be provided in this thesis.  
2.2 Early	evolution	of	electrical	theory	
There  have  been many  people  throughout  history  that  have made  observations,  and 
proposed theories as to the nature and behavior of electricity. A summary of the notable, 
and  indeed  interesting works  that  are  of  relevance  to  this  thesis  are  discussed  in  this 
chapter. 
One of the earlier attempts to describe electricity was by Gilbert (Gilbert W 1600) in his 
work titled De Magnete. Gilbert covers a number of topics that includes discussion on the 
earth as a globe, gravity, magnetism, and electricity as being a type of invisible fluid, or 
effluvium, which is released from some objects when rubbed.  
The belief that electricity was a type of fluid continued for some time and its nature was 
debated  by  various  people.  Charles  Du  Fay  proposed  that  there  were  actually  two 
different types of this fluid (Du Fay CFdC 1733, p. 263), which was opposed by Benjamin 
Franklin (Home RW 1972) who instead argued that there was only one type of fluid which 
flowed from one point to another.    
Others further debated and advanced the understanding of electricity through the 18th 
and 19th century  including Luigi Galvani, Alessandro Volta, Andre Ampere, Georg Ohm, 
Michael Faraday, Gustav Kirchhoff, Thomas Edison, George Washington, and Nicola Tesla. 
By the end of the 1800’s, enough was understood of electricity that it had grown from 
theory and science, to a practical and useable force supplied by poly phase commercial 
power systems used for driving motors, lighting, heating, transport, and other uses.    
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In 1913, Charles Fortescue was mathematically  investigating  the behavior of  induction 
motors operating in unbalanced conditions when he discovered a symmetry in the results 
he attained (Fortescue CL 1918). He found that the solution always reduced to the sum of 
two or more symmetrical components. Fortescue realised that there was application for 
this discovery beyond describing motor behavior. This led him to write the paper titled 
Method  of  Symmetrical  Co‐Ordinates  Applied  to  the  Solution  of  Polyphase  Networks, 
which was released in 1918. The operation of modern protection relays and reclosers is 
largely based on Fortescue’s symmetrical components. 
2.3 Power	system	analysis		
The following sections provide a summary of power system analysis and electrical theory 
relevant to this thesis.  
2.3.1 Phase	rotation	
The electrical distribution network consists of three phasors commonly referred to as a, 
b and c phase. In a balanced system, these phasors are equal in magnitude and separated 
by 120°. As the phasors are sinusoidal, and are displaced by 120°, the ‘phase rotation’ can 
be determined by the order in which they reach their peak values. Where the order is a, 
b then c, the phase rotation is said to be positive or forward. It is convention that phase 
rotation  is drawn with an anticlockwise  rotation  from the perspective on an observer. 
Where the order is a, c then b, the phase rotation is said to be reverse.  
It  should  be  noted  that  both  positive  and  reverse  phase  rotation  is  drawn  with  an 
anticlockwise rotation, and that it is the order of the phases that is ‘reversed’.  
 
Figure 2‐1: Phase rotation 
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2.3.2 Sequence	components	‐	Definition	
As  discovered  by  Fortescue,  a  voltage  phasor  (e.g.  a  phase)  can  be  represented  and 
constructed  by  analysing  its  sequence  components.  These  sequence  components  are 
sometimes also called symmetrical components and are used to reduce the complexity of 
solving electrical quantities in power systems (Marx S & Bender D 2013). There are three 
sequence components that may be present in each voltage phasor, and indeed current 
phasor, however for now we will concentrate on voltage. 
The sequence components are called positive, negative and zero sequence, and should 
be  considered  to  be  mathematical  components  of  a  model  that  represents  actual 
quantities such as voltage and current. To that end, it should be noted that the presence 
of negative sequence quantities does not mean that voltage or current is flowing in the 
opposite direction to its voltage or current phase. It should also be noted that all three 
sequence components are drawn with an anticlockwise direction.  It  is the order of the 
phases that  is changed, as  is the case for positive and reverse phase rotation. Refer to 
Figure 2‐2. 
A voltage phasor (e.g. a phase) is equal to the addition of its positive, negative and zero 
sequence components, as shown in equations (2‐1) to (2‐3). 
௔ܸ ൌ	 ௔ܸା ൅	 ௔ܸି ൅ 	 ௔ܸ଴		                     (2‐1)          
௕ܸ ൌ	 ௕ܸା ൅	 ௕ܸି ൅ 	 ௕ܸ଴		                    (2‐2) 
௖ܸ ൌ	 ௖ܸା ൅	 ௖ܸି ൅ 	 ௖ܸ଴		                         (2‐3) 
Where: 
 
 Vୟ = Voltage phasor for a phase 
 Vୠ = Voltage phasor for b phase  
 Vୡ = Voltage phasor for c phase 
Vୟା = Positive sequence voltage of a phase 
Vୟି  = Negative sequence voltage of a phase 
Vୟ଴ = Zero sequence voltage of a phase 
Vୠା = Positive sequence voltage of b phase 
V௕ି  = Negative sequence voltage of b phase 
V௕଴ = Zero sequence voltage of b phase 
Vୡା = Positive sequence voltage of c phase 
Vୡି  = Negative sequence voltage of c phase 
V௖଴ = Zero sequence voltage of c phase 
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Grainger and Stevenson, in ‘Power System Analysis’ (Grainger JJ & Stevenson WD 1994) 
describes Fortescue’s sequence components as applied to a three phase system as:  
Positive  sequence  components  consist  of  three  phasors  equal  in  magnitude, 
displaced  from  each  other  by  120°  in  phase,  and  having  the  same  phase 
sequence as the original phasors. i.e. abc. 
Negative  sequence  components consist of  three phasors equal  in magnitude, 
displaced  from each other by 120°  in phase, and having  the phase  sequence 
opposite to that of the original phasors. i.e. acb. 
Zero sequence components consist of three phasors equal in magnitude and with 
zero phase displacement from each other. 
 
Figure 2‐2: Sequence components ‐ Voltage ‐ Traditional representation 
 
Figure 2‐3: Sequence components ‐ Voltage ‐ Alternate representation 
Note that the three zero sequence components,  ௔ܸ଴,  ௕ܸ଴ and  ௖ܸ଴, are effectively stacked 
on top of each other in Figure 2‐3. 
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Figure 2‐2  shows  sequence  components as usually depicted  in  text books and papers, 
including those by Grainger and Stevenson (Grainger JJ & Stevenson WD 1994), Wang and 
Hamilton  of  Basler  Electric  Company  (Wang  J  &  Hamilton  R  2010)  and  Zocholl  of 
Schweitzer  Engineering  Labs  (Zocholl  SE  Unknown).  However,  this  representation  of 
sequence components may be misleading, or confusing in some circumstances. Although 
sequence components do not necessarily need to be described as a set rotating phasors, 
they commonly are. When they are described as rotating phasors, each set must rotate 
around  a  common  point,  or  origin  as  labeled  in  Figure  2‐3.  When  this  is  taken  in 
conjunction with Grainger and Stevens definition of zero sequence current, being ‘three 
phasors equal in magnitude and with zero phase displacement from each other’, then it 
stands that they must be effectively stacked on top of each other and rotating around an 
origin, as shown in Figure 2‐3. Additionally, if observed on laboratory test instruments, it 
is  also  likely  that  zero  sequence components would appear  this way, more  so  than as 
commonly shown in text books and Figure 2‐2.  It should be noted that no other source 
or paper was discovered during this project that represented zero sequence elements in 
this manner. 
In  a  balanced  three  phase  system,  there  are  only  positive  sequence  voltages.  In  an 
unbalanced system, negative sequence and in some cases zero sequence voltages may be 
present. The circumstances in which they are present will be discussed in later sections. 
It  should  be noted  that  in  an unbalanced  three phase  system,  there  is  a  total  of  nine 
possible sequence voltages. That  is to say,  it  is possible to have positive, negative, and 
zero  sequence  components  for  each  of  a,  b,  and  c  phase.  However,  in  some 
circumstances, an unbalance only results in positive and negative sequence components 
(six sequence components).  
Figure 2‐4 shows an unbalanced three phase system, and the sequence components for 
a,  b,  and  c  phase.  In  this  case,  there  are  positive,  negative,  and  zero  sequence 
components.  Note  that  the  addition  of  the  positive,  negative  and  zero  sequence 
components result in the phase voltage, as per equations (2‐1) to (2‐3) on page 8. 
Chapter 2 ‐ Literature Review    Page 11 
 Figure 2‐4: Unbalanced system sequence and phase components ‐ Relationship 
 Figure 2‐5: Unbalanced system sequence and phase components ‐ Deconstructed 
 
2.3.3 The	operator	ࢇ	
The operator ܽ  is used to cause a phasor rotation of 120° in the counterclockwise direction 
whilst leaving its magnitude unchanged. If it is applied twice, that is to say ܽଶ, it causes a 
rotation of 240° in the counterclockwise direction (Fortescue CL 1918). It is defined as: 
ܽ ൌ 1∠120°		                       (2‐4) 
ܽଶ ൌ 1∠240°                       (2‐5) 
                                          
    Figure 2‐6: Operator ܽ and ܽଶ 
Page 12  Chapter 2 ‐ Literature Review 
 
2.3.4 Sequence	components	‐	Solving	
We earlier stated that the zero sequence components for a, b, and c phase are equal in 
magnitude and angle, and the relationship between all sequence components was shown 
graphically in Figure 2‐2. We have also discussed the operator a. When considering this 
with equations (2‐1), (2‐2) and (2‐3), we may observe the following (Grainger JJ & Stevenson 
WD 1994):      
௔ܸ଴ ൌ 	 ௕ܸ଴ ൌ 	 ௖ܸ଴	                     (2‐6) 
௕ܸା ൌ 	ܽଶ ௔ܸା                       (2‐7) 
௖ܸା ൌ 	ܽ ௔ܸା	                       (2‐8) 
௕ܸି ൌ 	ܽ ௔ܸି                         (2‐9) 
௖ܸି ൌ 	 ܽଶ ௔ܸି 	                       (2‐10) 
Equations (2‐1) to (2‐3) and (2‐6) to (2‐10) are solved as (Grainger JJ & Stevenson WD 1994): 
௔ܸ଴ ൌ	ଵଷ	ሺ ௔ܸ ൅ 	 ௕ܸ ൅ 	 ௖ܸሻ		                    (2‐11) 
௔ܸା ൌ	ଵଷ	ሺ ௔ܸ ൅ 	ܽ ௕ܸ ൅	ܽଶ ௖ܸሻ		 	 	 	 	 	 							(2‐12)	
௔ܸି ൌ	ଵଷ	ሺ ௔ܸ ൅ 	ܽଶ ௕ܸ ൅	ܽ ௖ܸሻ		 	 	 	 	 	 							(2‐13)	
The above equations are important as they are used to calculate the positive, negative 
and  zero  sequence  components  from  a,  b  and  c  phase  voltage  phasors.  This  is  how 
modern protection equipment calculates sequence components. 
2.3.5 Sequence	components	‐	Current	
The principal of symmetrical components holds true for both voltage and current in a poly 
phase network, such as the three phase high voltage distribution networks in Australia.     
The measurement and analysis of current is of paramount importance as it is the main 
attribute  used  to  determine  system  overload,  unbalance,  and  faults.  Fortescue’s 
symmetrical  components  are  a  powerful  tool  as  the  components  themselves  provide 
valuable information as to the nature of an overload, unbalance or fault. 
Although the equations to find the various current quantities are the same as for voltage, 
they will be stated here as they are of significant importance. Firstly, the phasors for a, b, 
and c phase current is equal to the addition of the sequence components for that phase 
(Grainger JJ & Stevenson WD 1994): 
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ܫ௔ ൌ	ܫ௔ା ൅	ܫ௔ି ൅	ܫ௔଴		                      (2‐14)         
ܫ௕ ൌ	ܫ௕ା ൅	ܫ௕ି ൅	ܫ௕଴		                     (2‐15)                    
ܫ௖ ൌ	ܫ௖ା ൅	ܫ௖ି ൅ 	ܫ௖଴		                       (2‐16) 
The zero sequence components are equal. And, when using the operator a, the following 
sequence components can be obtained (Grainger JJ & Stevenson WD 1994):  
ܫ௔଴ ൌ 	ܫ௕଴ ൌ 	 ܫ௖଴	                      (2‐17) 
ܫ௕ା ൌ 	ܽଶܫ௔ା                       (2‐18) 
ܫ௖ା ൌ 	ܽܫ௔ା	                       (2‐19) 
ܫ௕ି ൌ 	ܽܫ௔ି                         (2‐20) 
ܫ௖ି ൌ 	 ܽଶܫ௔ି 	                       (2‐21) 
Equations (2‐17) through to (2‐21) can then be solved into the following equations (Grainger 
JJ & Stevenson WD 1994): 
ܫ௔଴ ൌ	ଵଷ	ሺܫ௔ ൅	ܫ௕ ൅	ܫ௖ሻ		                    (2‐22) 
ܫ௔ା ൌ	ଵଷ	ሺܫ௔ ൅	ܽܫ௕ ൅	ܽଶܫ௖ሻ		 	 	 	 	 						 						 (2‐23)	
ܫ௔ି ൌ	ଵଷ	ሺܫ௔ ൅	ܽଶܫ௕ ൅	ܽܫ௖ሻ		 	 	 	 	 							 							(2‐24)  
Where: 
 Iୟ = Current phasor for a phase 
 Iୠ = Current phasor for b phase  
 Iୡ = Current phasor for c phase 
Iୟା = Positive sequence current of a phase 
Iୟି  = Negative sequence current of a phase 
Iୟ଴ = Zero sequence current of a phase 
Iୠା = Positive sequence current of b phase 
I௕ି  = Negative sequence current of b phase 
I௕଴ = Zero sequence current of b phase 
Iୡା = Positive sequence current of c phase 
Iୡି  = Negative sequence current of c phase 
I௖଴ = Zero sequence current of c phase 
2.3.6 Sequence	components	‐	Impedances	
We have seen Fortescue’s method of describing and calculating voltage and current  in 
terms of sequence components.  It then stands to reason that one should also consider 
the work  of  Georg  Ohm  in  his  1827  publication Die  galvanische  Kette, mathematisch 
bearbeitet (Ohm GS 1827). This paper contains what is now known as Ohm’s law, being 
ܸ ൌ ܫܼ. 
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Ohm’s Law applies to Fortescue’s sequence components. That is to say, there are positive, 
negative and zero sequence impedances that relate to and affect positive, negative and 
zero  sequence  voltage  and  current.  These  impedances  are  an  important  factor  in 
determining network fault levels, and thus, the required protection settings.  
Grainger and Stevenson state that in practice, the conductor impedance is the same for 
a, b,  and c  phase. This  contributes  to  the positive and negative  sequence  impedances 
being,  in most  cases,  considered equal. The  zero  sequence  impedance  is usually quite 
different to the positive and negative sequence impedances, predominantly because the 
zero  sequence  circuit  typically  includes  earth  as  a  return  path,  and  also  because  the 
magnetic  field  produced  by  zero  sequence  current  causes  inductive  reactance  greater 
than  those  by  positive  and  negative  sequence  currents  (Grainger  JJ  &  Stevenson WD 
1994). 
The above can be expressed as follows (Grainger JJ & Stevenson WD 1994): 
ܼ௔ା ൌ 	ܼ௔ି ൌ 	ܼ௕ା ൌ 	ܼ௕ି ൌ 	ܼ௖ା ൌ 	ܼ௖ି 		 	 		 	 	 					(2‐25) 
ܼ௔଴ ൌ 	ܼ௕଴ ൌ 	ܼ௖଴                   (2‐26) 
Ohm’s law applies to each set of related sequence components. That is to say, in a circuit, 
the positive sequence voltage is equal to the positive sequence current multiplied by the 
positive sequence impedance. This relationship also holds true for related negative and 
zero sequence components (Grainger JJ & Stevenson WD 1994).  
௔ܸ଴ ൌ	ܫ௔଴ ൈ ܼ௔଴			 	 	 	 	 	 	 						(2‐27)	
௔ܸା ൌ	ܫ௔ା ൈ ܼ௔ା			 	 	 	 	 	 	 						(2‐28)	
௔ܸି ൌ	ܫ௔ି ൈ ܼ௔ି 		 	 	 	 	 	 	 						(2‐29) 
 
The above equations also apply to b phase and c phase. 
2.3.7 Fault	calculations	
Although  modern  computer  modelling  software  is  normally  used  to  analyse  power 
systems today, the engineer should still understand the concepts and methodologies used 
to manually perform calculations so that results can be checked. The engineer should also 
understand  which  fault  types  produce  negative  sequence  currents,  and  thus  where 
negative sequence protection is of benefit.  
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Equivalent circuits are normally used when performing manual fault calculations, and will 
also serve to show in this thesis where negative sequence currents are present. Equivalent 
circuits are a simplification of the power network, or part thereof, which can be used to 
calculate  and determine  the behavior of  the network under  certain  circumstances. As 
mentioned in the previous section, Ohms Law applies to the related set of voltage, current 
and impedance sequence components as per equations (2‐27) through to (2‐29) on page 14. 
These sets of sequence components can be arranged into individual positive, negative and 
zero  sequence  circuits,  as  shown  in  Figure  2‐7  for  a  phase.  When  combined,  these 
sequence circuits are called sequence networks, which are a type of equivalent circuit. 
The same can be applied to b and c phase.  
 
Figure 2‐7: Sequence circuits ‐ ‘a’ phase 
2.3.8 Source	impedance	
It  is  understood  that  generation,  transmission  and  the  subtransmission  networks 
including  their  power  transformers  supplying  the  distribution  network  all  have 
impedances. In order to simplify calculations, these impedances are represented as one 
value called the source impedance.  
2.3.9 Types	of	faults	
Sequence networks will be used in the following sections to show which types of faults 
produce negative sequence currents. The main types of faults on the distribution network 
usually fall into one of the following categories: 
 Three line faults (also known as three phase faults). 
 Single line to earth faults. 
 Line to line faults. 
 Double line to earth faults. 
 Open circuit conductor faults. 
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2.3.10 Three	line	faults	
When a three line bolted fault occurs, only positive sequence current flows through the 
circuit (Grainger JJ & Stevenson WD 1994). There will be no negative, or zero sequence 
currents produced by the fault. As this is the case, negative phase sequence protection is 
not effective at detecting this type of fault. 
 
Figure 2‐8: Sequence network ‐ Three line bolted fault ‐ 'a' phase  
2.3.11 Single	line	to	earth	faults	
The positive, negative and zero sequence networks are connected in series for a single 
line to earth fault (Grainger JJ & Stevenson WD 1994). As only one of the lines is faulted, 
only  it has fault current. Single  line to earth faults produce positive, negative and zero 
sequence current.  
As the sequence circuits are connected in series, the positive, negative and zero sequence 
currents  are  equal. Where  a  phase  is  faulted,  Equation  (2‐14)  from  page  13  becomes 
(Grainger JJ & Stevenson WD 1994): 
ܫ௔ ൌ	ܫ௔ା ൅	ܫ௔ି ൅	ܫ௔଴	ൌ		3ܫ௔଴	                                    (2‐30) 
As the sequence currents are equal, we can see that the fault current ܫ௔ is three times any 
one of the sequence currents.  In order to obtain the correct results, the impedance to 
earth  (ground)  ௚ܼ  must  be multiplied  by  three,  which  is  shown  as  3 ௚ܼ  in  Figure  2‐9 
(ELE3804 2013). 
Negative phase sequence protection is able to detect single line to earth faults as negative 
sequence  current  is  present  when  they  occur.  Its  effectiveness  in  doing  so  will  be 
discussed in later sections. 
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Figure 2‐9: Sequence network ‐ Line to earth fault ‐ 'a' phase 
 
2.3.12 Line	to	line	faults	
Only positive and negative sequence current  is produced  from a  line  to  line  fault, and 
therefore only  those  sequence circuits  are  required  for  the  calculations  (Grainger  JJ & 
Stevenson WD 1994) . No zero sequence current is produced. The positive and negative 
sequence circuits are connected in parallel for the sequence network.  
 
Figure 2‐10 shows the sequence network for b phase during a fault from b to c phase. The 
fault impedance between b and c phase (if present) is represented as  ௙ܼ. 
 
Figure 2‐10: Sequence network ‐ Line to line fault ‐ b phase 
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From Figure 2‐10 it can be seen that for a fault from b phase to c phase (Grainger JJ & 
Stevenson WD 1994): 
ܫ௕ା ൌ 	െܫ௕ି 	                      (2‐31) 
Figure 2‐11 and Figure 2‐12 shows the relationship between sequence currents and full 
phase currents during a line to line fault between b phase and c phase. Recall that: 
 No zero sequence current is produced during a line to line fault. 
 There is no fault current in a phase. 
 The negative sequence current in b and c phase is equal in magnitude, but inversed 
as per equation (2‐31).  
 As per the definition of sequence components, the positive sequence current for each 
phase is equal  in magnitude, and displaced from each other by 120°. Similarly, the 
negative sequence current for each phase is equal in magnitude, and displaced from 
each other by 120°. Refer to Figure 2‐3. This holds true even for a phase, where there 
is no fault current. 
 Therefore, the positive and negative sequence current for a phase must be equal in 
magnetite  and 180° displaced  in order  for  there  to  be no  full  phase  fault  current. 
Remembering  that  full  phase  current  is  equal  to  the  addition  of  its  sequence 
components, and there is no zero sequence component in a line to line fault. Refer to 
equations (2‐15) and (2‐16) on page 13. 
 Then, from the above point, it can be seen that the positive and negative sequence 
current  for b  phase  and  c  phase will  be displaced by  the 120°  from  their a  phase 
sequence counterpart (which are 180° displaced).  Refer to Figure 2‐11. 
 Knowing that full phase current is equal to the addition of its sequence components, 
and there is no zero sequence, it simply becomes the addition of positive and negative 
sequence  components  for  each  phase.  The  positive  and  negative  sequence 
components for each phase are displaced by 60° due to how a phase is arranged to 
achieve 0 A fault current. 
  As the positive and negative sequence current for each phase is equal in magnitude 
and  displaced  by  60°,  when  added,  the  resultant  full  phase  current  is  greater  in 
magnitude than its sequence currents by a factor of √3 . 
 For a line to line fault between b phase and c phase: 
 ܫ௕ ൌ 	√3	ൈ |ܫ௕ି | ൌ 	√3 	ൈ |ܫ௕ା|	                (2‐32) 
ܫ௖ ൌ 	√3 	ൈ |ܫ௖ି | ൌ 	√3	ൈ |ܫ௖ି |		                (2‐33) 
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Figure 2‐11: Sequence components ‐ Line to line fault ‐ b to c phase 
 
Figure 2‐12: Full phase current ‐ Line to line fault ‐ b to c phase 
It  should  be  noted  that  the  relationship  between  sequence  and  full  phase  current 
produced by a line to line fault as described on the previous page, was not found in its 
entirety in any of the literature reviewed for this thesis. 
Negative phase sequence protection may be effective for line to line faults as negative 
sequence currents are present when they occur.  
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2.3.13 Double	line	to	earth	faults	
Double  line  to earth  faults  are  sometimes  called  ‘line  to  line  to earth  faults’.  Positive, 
negative and zero sequence currents are present during these faults, and the sequence 
network is connected as shown in Figure 2‐13. As negative sequence current is present in 
this type of fault, negative phase sequence protection can detect them when they occur. 
However, it’s effectiveness in doing so will be discussed in later sections.  
 
Figure 2‐13: Sequence network ‐ Double line to earth fault ‐ b phase 
2.3.14 Open	circuit	conductor	faults	
Grainger and Stevenson show via formula and sequence networks that positive, negative 
and zero sequence current is produced during open circuit conductor faults (Grainger JJ 
&  Stevenson WD  1994).  Although  the  relevant  sequence  current  is  present,  negative 
phase sequence protection  is not effective  in detecting this type of  fault  (Wilson RA & 
Vadlamani V 2015).  
Kojovic  and  Witte  noted  that  when  a  conductor  open  circuits  towards  the  end  of  a 
distribution feeder, the resulting unbalance may be so small that negative phase sequence 
protection cannot differentiate it from normal system unbalances (Kojovic LA & Witte JF 
2001). 
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When an overhead conductor open circuits, in the majority of cases at least one end falls 
and makes contact with earth, and thus becomes a line to earth fault. Although not ideal, 
studies have found conventional earth fault protection is more effective at detecting this 
type of fault than negative phase sequence protection (Louro M & Pinto De Da J 2007). 
Unfortunately, earth fault protection does require that the live conductor makes contact 
with earth which could harm people or property.  
2.4 Power	system	protection	
Protection schemes are required to operate so as to minimise harm to people, animals 
and damage to the network.  The main characteristics of protection schemes that must 
be considered are (Alstom Grid 2011): 
 Reliability 
 Selectivity 
 Stability 
 Speed 
 Sensitivity 
2.5 Traditional	protection	schemes		
The protection schemes traditionally used in the high voltage distribution network include 
overcurrent, earth fault, and sensitive earth fault. Each of these utilise well understood 
principals, and equipment that is relatively inexpensive and simple. 
As discussed in Alstom’s Network Protection and Automation Guide, overcurrent, earth 
fault and sensitive earth fault protection is usually achieved through the principals of time 
and current grading (Alstom Grid 2011). The purpose of using time and current grading is 
to provide selectivity, being that the closest protection device on the supply side of a fault 
operates  first,  thus  reducing  the number of  customers  affected by  the outage.  This  is 
sometimes also referred to as discrimination. 
Curve types, suggested grading margins, coordination between devices and schemes for 
normal  overcurrent  and  earth  fault  is  discussed  in  Alstom’s  Network  Protection  and 
Automation  Guide  (Alstom  Grid  2011).  However,  there  is  no  detailed  information  on 
negative phase sequence protection settings. 
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There are many other techniques and schemes in existence that are used for transmission, 
subtransmission,  and  generation.  These  include  impedance  (distance)  and  the  various 
types of differential protection. However, these are not normally used in the distribution 
network, so a detailed discussion on them is beyond the scope of this thesis. 
2.5.1 Overcurrent	protection	
Overcurrent protection is simply the detection and isolation of a circuit when excessive 
current  flows due  to a  fault or overload. The current being analysed  is  the  full phasor 
current for a, b, and c phase.   
Figure 2‐15 contains a set of overcurrent curves for the two protection devices shown in 
Figure 2‐14.  It can be seen that recloser 2 has a pickup of 30 A, whilst recloser 1 has a 
pickup of 150 A. Further, recloser 2 has a maximum fault level of 400 A, and 1,700 A for 
recloser  1.  This  is  normally  the  fault  level  at  the  actual  recloser.  Primary  and  backup 
protection will be discussed in section 2.5.4. 
 
Figure 2‐14: Primary and backup protection 
 
Figure 2‐15: Overcurrent protection ‐ Time and current grading 
Chapter 2 ‐ Literature Review    Page 23 
2.5.2 Earth	fault	protection	
Earth  fault protection  is  the detection of  current  that does not  flow back  through  the 
network conductors, that is to say, the returning current flows back through earth. This is 
commonly due to a fallen conductor or equipment that has shorted, such as a transformer 
winding to its tank. In the distribution network, an earth fault is the most common type 
of fault (Alstom Grid 2011).  
Earth fault protection has long been both easy and economical to implement, even with 
old technology such as electro‐mechanical relays. Current transformers on each phase are 
connected in parallel, with an earth fault relay connected between the star points on each 
side. 
 
Figure 2‐16: Connection of earth fault relay 
It should be recalled from the earlier sections of this thesis that an earth fault produces 
zero sequence current. The above current transformer and relay arrangement effectively 
captures and inputs the zero sequence component of current into the earth fault relay. 
Unfortunately, there is not an easy to implement arrangement such as this to capture the 
negative sequence component of current.  
The  effectiveness  of  earth  fault  protection  can  be  hampered  by  a  high  impedance 
connection to earth by the faulted component. As an example, a fallen conductor that 
comes to rest on dry road may not provide much fault current flowing to earth. 
2.5.3 Sensitive	earth	fault	protection	
Sensitive  Earth  Fault  (SEF)  protection  is much  the  same as  earth  fault  protection.  The 
difference  is  that  the pickup  value of  current  is much  lower,  and  it  is  allowed  to  stay 
present on the system for a longer time before the protective device trips.  
By  way  of  example,  Essential  Energy’s  protection  guidelines  suggest  that  the  current 
pickup should be between 4 A and 10 A, with a time delay of between 5 and 10 seconds 
(Essential Energy 2012c). 
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Figure 2‐17 contains the earth fault and sensitive earth fault grading for the protection 
devices in Figure 2‐14. The earth fault settings are designated by ‘EF’, and the sensitive 
earth fault settings are ‘SEF’. The earth fault pickup current for recloser 2 is 10 A, whilst 
recloser 1 is 50 A. The sensitive earth fault pickup for recloser 2 is 4 A at 8 seconds, whilst 
recloser 1 is 5 A at 10 seconds. It can also be seen that recloser 2 has an instantaneous 
setting of 270 A which is normally used to prevent malgrades with upstream devices. 
Sensitive  earth  fault  protection  is  of  most  benefit  when  an  earth  fault  has  a  high 
impedance. An example of this is as described in the previous section where an overhead 
conductor breaks and lands on a dry road. The connection between the conductor and 
the road may have a high impedance, which results in low fault current. The fault current 
could be less than the normal earth fault setting. However sensitive earth fault protection 
is able to sense, and operate for low levels of earth fault current after the predetermined 
time specified in its settings. 
Earth fault, and sensitive earth protection is more effective than negative phase sequence 
protection in most circumstances involving a conductor that has contacted earth. This is 
because  negative  phase  sequence  protection  needs  to  allow  for  negative  sequence 
current  normally  present  on  the  network  in  un‐faulted  conditions  due  to  it  not  being 
perfectly balanced. Earth fault and sensitive earth fault protection does not need to make 
this allowance, and so its settings can usually have a lower pickup value.  
 
Figure 2‐17: Earth fault and sensitive earth fault ‐ Time and current grading 
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2.5.4 Primary	and	backup	protection	
The scheme that normally provides protection to a section of the network is called the 
primary protection. As  the distribution network  is  usually  radial,  primary protection  is 
provided by the closest device on the supply side. Horowitz and Phadke state that as a 
protection system can fail at times, it is essential to have backup protection that will still 
detect and operate for a  fault.  (Horowitz & Phadke 2009).  In the distribution network, 
backup  protection  is  usually  provided  by  the  next  device  upstream  from  the  primary 
protection device. 
In some networks, such as Essential Energy’s, where feeders are often very long, and have 
low fault  levels,  it can be challenging  to provide primary and backup protection for all 
faults. Earth fault protection can normally be provided due to its sensitivity and ability to 
have a pickup below load current. However, primary and backup protection against line 
to  line  faults  using  traditional  overcurrent  protection  is  not  always  possible.  This  is 
because the pickup current for a device must be above load current, but  less than the 
lowest fault current downstream. 
Operating factors are normally used when producing protection settings for primary and 
backup protection. A typical operating factor for overcurrent primary protection is two 
(2), and for backup protection, one and a half (1.5).  In Figure 2‐14, recloser 2 is providing 
primary protection  to  Section A of  the distribution  feeder,  and  recloser  1  is  providing 
backup protection. Using these operating factors, if at the end of Section A, the line to 
line fault level was 100 A: 
 Primary protection: Maximum overcurrent setting for recloser 2 is 50 A. 
 Backup protection: Maximum overcurrent setting for recloser 1 is 66.7 A. 
In  the  above  example,  if  the  load  current  at  recloser  1  was  66.7  A  (or  greater),  the 
overcurrent  pickup  setting would have  to be higher, which would not provide backup 
protection to the end of the line. This situation commonly occurs in the rural New South 
Wales  high  voltage  distribution  network.  Fortunately,  this  is  where  negative  phase 
sequence  protection  can  be  implemented  to  provide  the  required  protection.  This  is 
because  the  pickup  for  negative  phase  sequence  protection  can  be  lower  than  load 
current. For example,  in the above case,  it might be possible to have a negative phase 
sequence protection pickup setting on recloser 1 of 20 A, which would provide backup 
protection to the end of the feeder. 
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2.6 Negative	phase	sequence	protection		
2.6.1 Discussion	
Most of the papers sourced for reference during this project were in the order of 10 to 20 
years  old.  There  does  not  appear  to  be  many  papers  published  recently  on  the 
implementation  of  negative  phase  sequence  protection  for  the  distribution  network. 
However,  the  technology  available  during  recent  times  has  changed  significantly.  This 
change in available technology requires consideration as new techniques may be required 
to fully utilise it. This is especially the case where existing problems that were previously 
difficult to address, could be now with the availability of this technology.  
The  existing  published  papers  often  discuss  the  concept  of  a  ‘universal  relay’  that 
incorporates multiple functions such as overcurrent and earth fault as being an emerging 
technology. Much has changed since these papers were written, and these types of relays 
are  now  standard  even  on  basic  reclosers  for  the  distribution  network.  However,  as 
previously mentioned, very few papers were found during the preparation of this project 
on how to fully utilise and configure them on the distribution network.  
2.6.2 Techniques	
In the paper titled Applying Negative Sequence Overcurrent Relays in Distribution Circuits 
(Basler  1998)  there  are  some  examples  showing  how  to  work  out  negative  phase 
sequence protection settings. However, the settings produced were for circuit breakers 
on the high side of a power transformer at the zone substation which then feeds through 
to  the distribution network. There were no guidelines  for devices with negative phase 
sequence protection on the actual distribution network. At the time of writing that paper, 
the  majority  of  distribution  network  reclosers  were  hydraulic  devices  that  were  not 
controlled by an electronic relay, and did not have negative phase sequence protection.  
The  technique  that  Basler,  and  others,  put  forward  was  to  set  the  negative  phase 
sequence protection on the feeder circuit breaker at the zone substation with a pickup 
higher than the downstream recloser overcurrent protection pickup. Refer to Figure 2‐18. 
The reason for this was to prevent the zone substation circuit breaker tripping before the 
recloser for a downstream fault that produced negative sequence current. For example, 
a line to line fault at the end of the feeder. However, limiting the zone substation negative 
phase  sequence  protection  to  a  pickup  higher  than  the  recloser  overcurrent  pickup 
effectively reduces the sensitivity of the protection scheme.  
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Figure 2‐18: Negative phase sequence grading – Method by Basler and others 
Other papers that put forward the same technique of grading a negative phase sequence 
curve above  the next downstream overcurrent  curve  include  those by Schweitzer and 
Zocholl (Schweitzer EO & Zocholl SE 1994), Kojovic and Witte (Kojovic LA & Witte JF 2001) 
and within the Schweitzer SEL351 relay manual (Schweitzer Engineering Laboratories inc. 
2013). 
A  limitation of the above technique  is evident where the fault  levels at  the end of the 
feeder  are  low,  and  the  zone  substation  feeder  circuit  breaker  is  required  to  provide 
backup protection. The  load at the zone substation may require an overcurrent pickup 
that cannot protect to the end of the feeder. And, if the zone substation feeder negative 
phase  sequence  pickup  cannot  be  lower  than  the  downstream  recloser  overcurrent 
pickup, sensitivity is reduced, which may impact on the ability to adequately protect to 
the end of the feeder.      
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Further, in the paper by Basler, there appears to be a fairly significant assumption made 
as to the expected level of normal negative phase sequence current present on an un‐
faulted network. It appears an assumption, and factor is applied to allow for maximum 
negative  phase  sequence  current  due  to  the  phases  not  being  perfectly  balanced. 
Although  this  technique may  be  valid when  applied  to  schemes  at  the  bus  of  a  zone 
substation,  it  may  not  be  appropriate  when  producing  settings  for  devices  on  the 
distribution network. At a zone substation, the load is normally more balanced across the 
phases than at the last recloser on a feeder. This is due to the usual presence of single 
phase spurs (two lines of a three line network), lower customer numbers and less diversity 
towards the end of a feeder.  
For  the  reasons  given  above,  a  modern  technique  for  implementing  negative  phase 
sequence protection on the distribution network utilising the capabilities now available in 
reclosers  should  be  considered.  Such  a  technique  is  presented  in  the  methodology 
chapter of this thesis. 
2.6.3 Devices	
Although  older  style  hydraulic  reclosers  were  limited  in  their  capabilities,  modern 
reclosers can be thought of as fully functional pole mounted circuit breakers. Line current 
is measured by integrated Current Transformers (CTs) and supplied to numerical relays 
which control the recloser. These controllers have a large number of protection functions 
and schemes that can be  implemented,  including negative phase sequence protection. 
Two commonly used reclosers in Australia are the N‐Series (Nu‐Lec) by Schneider Electric, 
and  the  OSM  series  by  Noja  Power.  Both  of  these  have  negative  phase  sequence 
protection  capabilities  (Schneider Electric 2013)  (Noja Power 2012) and both are used 
extensively on Essential Energy’s network.       
A sectionaliser is usually mounted on a pole and performs a protection/isolation function 
in  so  far  that  it  counts  the number of  times  it detects  fault  current and opens after a 
predetermined number of reclose attempts in the dead time. They do not usually have 
smart protection functionality, and instead rely on upstream devices such as reclosers to 
create the dead time.   
Expulsion dropout fuses are used extensively in distribution networks. In many networks, 
including Essential Energy’s, fuses are considered to be fail safe, so do not need to have a 
device or scheme to provide backup protection past them (Essential Energy 2012c).  
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Reclosers  that were  found  to  be  on  the market  today with Negative  Phase  Sequence 
protection include: 
 N‐Series (Nu‐Lec) by Schneider Electric (Schneider Electric 2013). 
 OSM series by Noja Power (Noja Power 2012). 
 OVR by ABB Inc. (ABB 2015). 
 3AD by Siemens (Siemens 2011). 
The Noja Power recloser listed above is Essential Energy’s present period contract device. 
Although it is an advanced device, it has only had negative phase sequence capabilities 
implemented in June 2014 (Noja Power 2014). This demonstrates part of the reason and 
need for modern techniques to  implement negative phase sequence protection as put 
forward in later sections of this thesis, and why not all in the industry are as familiar with 
it as other schemes such as overcurrent and earth fault protection. 
2.6.4 Applications	and	advantages	
As covered in previous sections of the literature review, negative phase sequence currents 
are not produced by three phase bolted faults. They only exist in the following faults: 
 Line to line. 
 line to earth. 
 Double line to earth faults.  
For  this  reason,  the  above  are  the  only  fault  types  that  are  able  to  be  detected with 
negative phase sequence protection. However,  it has been shown  in previous sections 
that negative phase sequence protection may not be the best technique for each of these 
types of faults. Faults that involve earth, such as ‘line to earth’ and ‘double line to earth’ 
are more effectively detected by earth  fault protection  than negative phase  sequence 
protection. 
Negative phase sequence currents are produced by open conductor faults. However, as 
stated  in  previous  sections,  open  circuit  conductors  in  the  overhead  network  usually 
result in the conductor coming to rest on earth. It is due to this that earth fault protection 
provides much more reliable and sensitive protection. 
Noting the above,  it  is apparent that the only fault  type that negative phase sequence 
protection is effective for is line to line faults. Although this may initially seem like not so 
much of an advantage due to only being effective for one type of fault, that is balanced 
by: 
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 Line to line faults are the second most common type, after line to earth (Schweitzer 
EO & Zocholl SE 1994). 
 Line to line faults can be particularly difficult to detect using traditional overcurrent 
protection where low fault levels exits. 
Another  significant  advantage  to  negative  phase  sequence  protection  that  will  be 
explored further in later sections is that the pickup setting can be much lower than load 
current. 
Given  the  points  discussed  in  this  thesis,  negative  phase  sequence  protection  is  best 
utilised to protect against line to line faults on long, high impedance feeders. However, it 
is still useful for line to line protection in other circumstances as well.  
2.6.5 Limitations	
It may not be possible to effectively implement negative phase sequence protection on 
some feeders that have a significant current unbalance between phases. This is because 
a significant unbalance may result in elevated levels of normally present negative phase 
sequence current that would require the protection setting to be higher than it would be 
if the load was reasonably balanced. This would limit the effectiveness of negative phase 
sequence protection.  
Negative  phase  sequence  protection  is  not  effective  when  implemented  on  reclosers 
installed on sections of SWER lines. This is partly because the only type of fault possible is 
a line to earth fault, so there is no advantage beyond traditional overcurrent protection. 
Negative  phase  sequence  protection  can  be  effective  at  providing  coverage  to  single 
phase  spurs,  but  only  when  implemented  on  some  devices.  It  is  not  effective  when 
implemented on reclosers installed on the actual single phase spur. This is because both 
the load current, and line to line fault current through the recloser will have a constant 
√3 relationship between full phase current to negative phase sequence current. Refer to 
equation (2‐32) and (2‐33) on page 18. That is to say, if the full phase current of a line to line 
fault is 100 A, the negative phase sequence current will be 57.7 A. The same values will 
be present for a 100 A load. Therefore, there  is no advantage having a negative phase 
sequence setting lower than overcurrent on a recloser installed on a single phase section 
of  line because the negative phase sequence protection would trip before overcurrent 
every time there is a line to line fault. 
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The scenario where negative phase sequence protection is effective at providing coverage 
to a single phase spur is when it is applied to an upstream recloser on the three phase 
section of the line. Provided the current is reasonably balanced across the three phases 
at this recloser, the normally present non faulted negative phase sequence current should 
be low. This allows for a negative phase sequence protection setting to be effective as it 
can  be  graded below  the  overcurrent  curve,  and  detect  the  relevant  faults whilst  not 
tripping due to load current.    
None of these limitations were found to be documented in any literature reviewed for 
this thesis. 
2.6.6 Disadvantages	
The main disadvantage of implementing negative phase sequence protection relates to it 
not  being  commonly  encountered  or  understood  by  distribution  network  engineers, 
system operators and  field staff.   This  is not at all a  reflection of  the abilities of  those 
people.  It  is more  so  the  case  that  negative  phase  sequence protection has  not  been 
commonly available, so there is not the same familiarity as with other schemes such as 
overcurrent and earth fault protection.   
One  of  the  main  papers  that  many  in  the  industry  refer  to  is  Negative‐Sequence 
Overcurrent Element Application and Coordination  in Distribution Protection  (Elneweihi 
AF et al. 1993). It states, 
A  possible  hindrance  to  their  application  is  a  lack  of  guidelines  on  how  to 
coordinate  negative‐sequence  overcurrent  elements  with  other  distribution 
system protective devices that operate on different electric quantities (i.e., phase 
and zero‐sequence currents). 
Although the above statement was published over 20 years ago, it still holds true today. 
To  add  complexity,  now  that  negative  phase  sequence  protection  is  also  available  on 
distribution network devices, there are further challenges due to the lack of guidelines for 
the configuration and settings for those devices. This thesis aims to address these issues.  
2.6.7 Mitigation	measures	
In  Schweitzer’s manual  for  the  SEL351  relay  (Schweitzer  Engineering  Laboratories  inc. 
2013),  Appendix  F  discusses  how  to  set  negative  phase  sequence  protection  on  zone 
substation feeder circuit breakers. It states that negative sequence current can transiently 
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appear when a circuit breaker is closed and balanced load suddenly appears. To mitigate 
against  this,  Schweitzer  suggest  that  a  delay  of  1.5  cycles  be  implemented  before  a 
negative phase  sequence  trip.  1.5  cycles equals 30 milliseconds  at 50 Hz.  The  settings 
normally used in the distribution network are slower than this, which solves the issue. 
Other  investigations  have  revealed  that  some  issues  can  develop  where  settings,  or 
network  configurations  are  not  fully  considered  when  implementing  negative  phase 
sequence protection. There is anecdotal evidence that reclosers have tripped on negative 
phase sequence protection when network switching  results  in  the direction of current 
flow being reversed. That is to say, if a zone substation circuit breaker is opened, and the 
feeder is fed from an alternate source on the load side of a recloser in the field. Some 
reclosers have settings that can be applied to stop unintended tripping in this situation. 
Supervisory  Control  and  Data  Acquisition  (SCADA)  points  may  also  need  to  be 
implemented  so  that  a  control  room  can  remotely  turn  negative  phase  sequence 
protection off during  some  switching events  to prevent unintended  tripping. Doing  so 
should not hinder switching operations as it  is common to also disable other functions 
such as sensitive earth fault and auto reclose in some circumstances. 
2.7 Existing	protection	schemes	‐	Essential	Energy	policies	
2.7.1 Policy	relevance	
Essential Energy’s actual network, data and policies are used as examples to demonstrate 
the  practical  application  of  negative  phase  sequence  protection  on  a  real  network. 
However,  the  same  concepts  and  methodologies  could  be  implemented  for  other 
networks worldwide. 
2.7.2 CEOP8002	‐	Protection	Guidelines		
CEOP8002 is the main protection policy for Essential Energy (Essential Energy 2012c). It 
sets out safety factors, the approach for grading devices, schemes and most other details 
required  to provide guidance  to  the engineer producing protection  settings. However, 
there is only limited mention of negative phase sequence protection, and it is not directly 
related  to  the  distribution  network.  The  first  time  it  is  mentioned  relates  to  the 
requirements  of  zone  3  distance  (impedance)  protection  of  subtransmission  lines  and 
zone  substations.  The  second  place  it  is  mentioned  is  in  relation  to  providing  feeder 
backup protection by utilising the zone substation transformer circuit breakers. 
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At present,  there  is no documented guidance, or  approach  to utilising negative phase 
sequence  protection  on  Essential  Energy’s  distribution  network.  The  techniques  and 
approaches put forward in later sections of this thesis will be offered for consideration to 
Essential Energy.    
2.7.3 CEOP8012	‐	Protection	Guidelines	‐	Generator	
CEOP8012 is the document that provides a set of guidelines for the protection schemes 
associated with connecting private generating equipment to Essential Energy’s network 
(Essential Energy 2011b).  It  is focussed on ensuring that the protection and security of 
Essential Energy’s network is maintained. It does not cover protection of the generation 
equipment itself. Protection of the generation equipment is the responsibility its owner.  
All types of generation are covered, from small household solar and wind connected to 
the  low  voltage  network,  through  to  large  scale  systems  connected  to  the  132  kV 
subtransmission network. 
Negative phase sequence protection is mentioned, along with numerous other different 
types  of  schemes.  The  document  sets  out  basic  requirements  such  as  co‐ordination, 
backup, over/under voltage and frequency, communications, control and synchronising.   
2.7.4 CEOS5099	‐	Distribution	Transformer	Fusing	
CEOS5099 is Essential Energy’s policy that specifies fuse ratings and characteristics used 
on the high and low voltage side of distribution transformers connected to its network 
(Essential Energy 2014).  
A  point  to  note  is  that  the  fuses  employed  are  not  intended  to  provide  over  load 
protection for the transformer. They are intended to protect against faults (and events), 
such as internal transformer tank faults, lightning, animals, and damaged cables. 
The  characteristics  set out  in  the distribution  transformer  fusing policy will  be utilised 
during network modelling and grading studies carried out for the Methodology section of 
this project.  
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Chapter 3 
3 Discussion	
3.1 Consequential	effects	
The protection  schemes  that are  implemented on electricity distribution networks are 
vital to their safe and reliable operation. When a fault occurs, protection schemes that 
are not correctly designed may contribute to injury and death for the general public and 
network employees, as well as significant damage to network and consumer equipment. 
Given this is the case, there are significant consequences that must be considered when 
producing  a  protection  scheme  for  the  electrical  network.  Careful  consideration  is 
required  before  implementing  changes  to  existing  methodologies,  approaches,  or 
reliance on technology, as is proposed in this thesis.  
The  intent  is  that  this  thesis will  be put  to  Essential  Energy’s management and  senior 
engineers for review and consideration. Essential Energy has various processes such as 
peer review, stakeholder engagement, discussion papers, and forums that are commonly 
used before implementing changes. 
3.2 Ethical	responsibility	
Where traditional overcurrent techniques cannot provide adequate protection coverage 
to a distribution feeder, a solution may be to install additional fuses or a recloser in the 
line, which has an associated cost. As negative phase sequence protection can increase 
the protection  coverage provided by most  existing modern  reclosers,  these  additional 
costs could be avoided.  
A practical example of where this may occur is when a new load, such as a timber mill, is 
connected  to  a  predominantly  rural  network  and  the  upstream  recloser  overcurrent 
protection needs to be raised above the fault levels that are present at the end of the line. 
The traditional solution would be to install series fuses or an additional recloser to protect 
the end of the line. However, if negative phase sequence protection was implemented on 
the existing  recloser,  it may be possible  to protect  to  the end of  the  line,  thus  saving 
considerable money.  
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An ethical question may be posed that doing so is using arguably not often utilised, and 
sometimes not clearly understood mathematical modeling to protect people’s lives from 
high  voltage  electricity  instead  of  spending  extra  money  to  use  trusted  and  proven 
existing  solutions.  This  thesis  aims  to  assist  with  addressing  that  conjecture  by 
demonstrating  the  proven  theory  and  discussing  the  capabilities,  limitations,  and 
application of negative phase sequence protection. This in itself presents an ethical issue 
in that as the technology is available, and has been proven as effective, the engineer has 
an ethical duty to understand and consider it for implementation in circumstances where 
it can provide increased safety to people.    
Another ethical point for consideration is that of reclose operations. It is common practice 
for a recloser or circuit breaker to trip on an overcurrent pickup, then attempt to reclose 
a number of times. The justification for this is that most faults are transient in nature, such 
as vegetation  falling and bouncing off an overhead  line,  so  there  is minimal danger  to 
people  when  attempting  a  reclose.  However,  there  are  some  circumstances  where  a 
reclose  is  not  permitted,  such  as  predominantly  urban  feeders  where  there  is  higher 
probability of vehicle accidents and fallen conductors. Another is for sensitive earth fault 
trips as they are sometimes set between five to ten seconds before tripping, and therefore 
are unlikely to be transient. So, there is an ethical element when one considers what the 
policy should be when a device trips on negative phase sequence. The trip curve is likely 
to be relatively fast, so, it may or may not be for a transient fault, and one could argue 
that a reclose could be justified. In support of this,  if there was a conductor in contact 
with earth, there would be zero sequence current which is likely to trip the protection on 
earth fault. This will normally be a faster curve than a negative phase sequence curve. 
Also, it is unlikely that a line to line fault would occur in such a way that would endanger 
a person (if earth was not involved). That is to say, it is likely to be conductors clashing, or 
some other event whilst the conductors are still attached to the top of the poles.  
3.3 Safety	issues	
Essential Energy has extensive policies, procedures and systems related to hazards, risk, 
safety, and the environment. These have been carefully developed so that they comply 
with  legislation,  industry best practice, and community and employee expectations. As 
this research project was sponsored by Essential Energy, and partially completed during 
business hours, it was done so whilst complying with company policies. These included: 
Page 36  Chapter 3 ‐ Discussion 
 
CECM1000.16  ‐  Project  Safety  and  Environmental  Plan  (Essential  Energy  2011a)  is  an 
Essential Energy policy that outlines company requirements relative to risk that had to be 
complied with. Section 4.4 within CECM1000.16 also lists other policies and forms related 
to safety. 
CEOF1002.05 ‐ Safe Work Method Statement & Hazard  Identification, Risk Assessment 
and Control  (Essential Energy 2012b)  is a document  (and  form)  that  is  referred to and 
filled out before any onsite activities are carried out. 
There  are  also  possible  safety  implications  related  to  a  change  in  protection  scheme 
philosophy. The recommendations and methodologies put forward by this thesis will be 
peer reviewed by senior engineers, and stakeholders from management, asset owners, 
design and planning departments before being considered for inclusion into policy. 
The normal engineering practice of peer review before  issuing a design or settings will 
take place for each project prior to it being issued for construction. 
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Chapter 4 
4 Methodology	
4.1 Methodology	overview	
The  methodology  put  forward  in  this  thesis  is  based  on  Essential  Energy’s  network 
arrangements, data and policies to demonstrate a practical application of negative phase 
sequence protection on a real network. However, the concepts and approaches can be 
applied to other distribution networks. 
The schemes presently produced by Essential Energy achieve the principals of protection 
using overcurrent, earth  fault and sensitive earth  fault protection. As discussed  in  this 
thesis, negative phase sequence protection can also be used in some circumstances to 
provide adequate protection where existing schemes do not meet requirements. 
Negative  phase  sequence  protection  cannot  provide  adequate  protection  of  the 
distribution  network  by  itself.  It  is  best  used  where  advantageous  in  addition  to  the 
traditional overcurrent, earth fault and sensitive earth fault protection schemes. It is for 
this reason that the remainder of this chapter comprises two main sections. Firstly, the 
existing methodologies used by Essential Energy for overcurrent, earth fault and sensitive 
earth  fault  protection  is  discussed.  This  is  followed  by  the  additional  methodologies 
required to implement negative phase sequence protection on the distribution network.    
4.2 Existing	protection	scheme	production	methodology	‐	Essential	Energy	
4.2.1 Data	acquisition	
The  case  studies  included  in  this  thesis  required  various  types  of  data  related  to  the 
distribution network and its equipment, configurations, and utilisation. The data is used 
for network modelling and protection grading studies, and includes: 
 Conductor types, lengths, and impedance values. 
 Historical load data. 
 Number, type and location of customers and distribution transformers. 
 The location and type of protection and switching devices. 
 Existing protection settings. 
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The above data has been sourced from the following Essential Energy systems: 
 WASP ‐ asset and works database. This contains all of Essential Energy’s assets and 
related  specifications,  defects,  maintenance  records,  project  drawings  and 
information. 
 SmallWorld ‐ Geographical Information System (GIS). This is Essential Energy’s system 
that  contains  the geographic  layout of  assets,  land parcels,  roads, waterways, and 
customer locations. It is also linked to WASP so that the equipment specifications can 
be easily obtained. Smallworld also contains conductor data such as length, type, and 
configuration. 
 PowerOn Fusion ‐ Distribution Management System. This system is used by Essential 
Energy’s network operators to switch, monitor, and control the subtransmission and 
distribution networks. Devices can be remotely switched in zone substations, and also 
on the distribution network such as gas switches and reclosers. This is also where real 
time  network  data  such  as  current,  voltage,  switch  position,  trips  and  alarms  are 
viewed. 
 COGNOS and  SpotFire.  These  are  tools  that  can be  configured  to  run queries  and 
return reports on assets and events. 
 TrendSCADA. This is a tool that is used to remotely interrogate devices on the network 
for historical and real time data. An example might be the load current at a recloser 
throughout a given period.   
 Sincal.  This  is  Essential  Energy’s  software  that  is  used  for  network  modelling. 
Functions  include  fault  level  and  impedances  calculations,  load  flow  analysis,  and 
production of voltage profiles.  
All obtained information is actual network data, configurations and specifications from 
Essential Energy’s distribution network. 
4.2.2 Feeder	modelling	
Network, or feeder modelling is the process of using the attributes and configuration of 
the electrical network to create a computer software model of the network. The models 
are  used  to  predict  and  simulate  the  behaviour  of  the  network  for  a  variety  of 
configurations,  loads,  and  to  see  how  the  network  will  react  when  augmented  in  a 
particular  way.  They  can  be  used  to  analyse  voltage  profiles  along  the  line,  required 
tapping zones  for distribution transformers,  feeder current capacity,  impedances,  fault 
levels, and the effect of adding loads such as large motors. It is from these models that 
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network attributes are attained for the purpose of conducting protection grading studies 
and producing appropriate protection schemes and settings.   
As mentioned in the previous section, SmallWorld is the software used by Essential Energy 
to record the network feeder geographic layout, and related equipment details such as 
conductor  length,  impedance,  protection  equipment  location,  and  transformer 
specifications.  This  network  data  is  exported  from  SmallWorld  and  imported  into  the 
software called Sincal, which is where the network modelling is performed. 
Once the network data is imported into Sincal, it is checked for basic errors such as three 
phase transformers connected to single phase lines, single phase radial lines changing to 
three phase lines, correct open point locations and the like. The source impedances are 
also  loaded  into  the  model,  which  is  obtained  using  the  subtransmission  modelling 
software called CAPE. 
It  is  also  accepted  that  there  are  no  records  for  which  phases  a  single  phase  spur  is 
connected to, or single phase transformer, or single phase load on a consumer final sub 
circuit. Initially, these single phase loads are arbitrarily allocated evenly across the three 
phases. A ‘load flow’ is then run on the model and compared against actual recorded load 
current from reclosers and zone substation feeder CTs. These actual loads are obtained 
via software called TrendSCADA.  If  the model  load  flow  is significantly different  to  the 
actuals,  adjustments  to  diversity  factors  and  individual  transformers  in  the model  are 
made so that they better align.                                       
Once  the model  is  configured  and  behaves  in  the manner  consistent  with  the  actual 
recorded  data,  the  fault  levels  at  each  point  of  the  network  are  calculated  by  the 
modelling software, and noted. The general principal is that a protection device needs to 
be capable of detecting and operating for faults at all parts of the network it covers, be it 
for primary or secondary protection. The worst case point on the network that a device 
needs to cover is that with the lowest fault level. This is the single most significant factor 
that determines the pickup value of protection settings. 
Another  important  factor  that  needs  to  be noted  is  the  fault  level  at  each protection 
device. This is one of the pieces of data that is used during the grading study to ensure 
settings for one particular device do not malgrade with other devices. 
Fault levels for various scenarios at each part of the network are calculated. These include: 
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 Three line fault (also known as three phase fault). 
 Three line to earth. 
 Line to line (also known as phase to phase). 
 Double line to earth (also known as line to line to earth). 
 Line to earth (also known as phase to earth). 
Of the above fault types, it is usually the line to line that is the lowest fault level, and thus, 
the most significant in terms of needing to be protected. Fortunately, it is this type of fault 
that negative phase sequence protection is effective for. 
The possibility of fault impedance is also taken into consideration. Once the relevant fault 
levels  are  attained  from  the network model,  they  are  inputted  into  the  grading  study 
software.  
4.2.3 Grading	study	
A  grading  study  is  the  production  of  curves  that  show  the  pickup  and  operation 
characteristics of protection settings, and how they interact with each other. Examples of 
grading studies are shown in Figure 4‐1 on page 42, and in the case studies of chapter 5 
and 6.  In general  terms,  the aim  is  to produce  settings  that  comply with  the  required 
characteristics  for  a  scheme,  as  noted  in  section  2.4  of  this  thesis,  being  reliability, 
selectivity, stability, speed and sensitivity. When completed, the grading study provides 
the settings that are applied to reclosers and circuit breakers, and also the specifications 
for other devices such as fuses and sectionalisers. 
As  stated  in previous  sections,  the minimum  fault  level  for each  section of  line  that a 
device  covers  is  one  of  the  most  important  determining  elements  when  producing 
protection settings. An operating factor is applied to this minimum fault level to provide 
some  allowance  for  fault  impedance,  model  variation,  and  additional  safety.  The 
combination of the minimum fault level and the operating factor determine the maximum 
current pickup value for each protection device. 
The software used by Essential Energy to produce the grading study is based on Microsoft 
Excel. A number of parameters are varied until  the settings  for each device result  in a 
satisfactory arrangement whereby the required operating characteristics of the scheme 
are achieved. Refer to Figure 4‐1 on page 42. The parameters that are varied are: 
Chapter 4 ‐ Methodology    Page 41 
Inverse  Definite  Minimum  Time  (IDMT)  curve  type:  This  is  normally  one  of  the  IEC 
standard curves, such as Standard Inverse (SI), Very Inverse (VI), or Extremely Inverse (EI). 
These are pre‐programmed into the protection grading software. An example of a VI, and 
an SI curve is shown in Figure 4‐1. The curve type is shown in the ‘OC Device type’ column 
for each curve in the grading study table. 
Maximum fault level: Maximum fault level for each device. This is usually the three line 
fault level at each particular device if applicable. The maximum fault level is entered into 
the ‘Fault Max’ column for each curve in the grading study table. 
Pickup: This is the minimum value of current that commences a recloser or circuit breaker 
trip. In the case of a fuse, this is its nominal rating, however, a fuse will not usually start 
to rupture or isolate a circuit till much higher than its rating. The pickup is entered into 
the ‘I Set Amp’ column for each curve in the grading study table.  
Time multiplier: This changes the speed of a curve, which may be necessary in order to 
avoid a malgrade between devices. Where the pickup value for a curve effectively moves 
it left and right across a page, the time multiplier moves a curve up and down a page. The 
time multiplier is entered into the ‘Time Mult’ column for each curve in the grading study 
table. 
Minimum time:  This  is used when  it  is desirable  to  inhibit  the protection device  from 
tripping  until  a  predetermined  time  after  it  has  reached  the  current  pickup  value.  An 
example where this is used is for Sensitive Earth Fault (SEF) settings. The minimum time 
value is entered into the ‘Min Time’ column for each curve in the grading study table. 
Instantaneous current pickup: This setting is used to set a value of current for which the 
protection device is to operate immediately. That is to say, it will not utilise a time margin 
before operating. It is used to mitigate against a malgrade with an upstream device, or to 
limit fault current to a section of line. The instantaneous current pickup is entered into 
the ‘I Inst Amp’ column for each curve in the grading study table where required. 
Error: This  is an allowance for variation in the operating characteristics of a protection 
device, usually only applied to fuses. It is entered into the ‘Error’ column for each curve 
of the grading study table where applicable.  
Grading margin: This  is a time period added to each devices protection trip curve that 
ensures the trip operation has been completed before the next upstream device operates. 
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The grading margin allows for the actual device operating time, errors in CTs and other 
devices, overshoot of mechanical  relays where used, and a safety  factor. The required 
grading  margin  may  vary  for  different  types  of  devices.  Modern  reclosers  can  safely 
operate with a grading margin of 0.1 seconds. However, a more conservative 0.3 seconds 
has been used in the case studies for this thesis. This means that the curves in the grading 
study can touch, but not cross, and there will not be a malgrade issue. The thicker bottom 
line of each curve indicates where the device commences the trip or isolation. The thinner 
line above this is the grading margin. The grading margin is entered into the ‘Grad Time’ 
column for each curve in the grading study table.  
 Figure 4‐1: Example grading study chart 
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There are numerous other parameters that need to be considered when performing a 
grading  study  and  producing  protection  settings. Many  are  contained within  Essential 
Energy’s protection guidelines (Essential Energy 2012c). As the case studies included in 
chapter 5 and 6 of this thesis demonstrate the production of protection settings, some of 
the important points from the protection guidelines that are being considered and applied 
are listed below: 
 Overcurrent settings need to be based on the system minimum fault level scenario. 
That is usually when only one power transformer is in service at the zone substation, 
which results in a higher source impedance, and lower fault levels. 
 The system should also be modelled with the system operating with maximum fault 
levels. That is usually with both power transformers at the zone substation operating 
in parallel. The protection settings and grading between devices needs to be checked 
at maximum fault levels to ensure there are no malgrades. 
 Overcurrent primary protection: The three line to earth fault level must be at least 
twice the overcurrent pickup in all parts of the primary protection area where there 
are three phase lines. This equates to an operating factor of two (2). 
 Overcurrent primary protection: The line to line fault level must be at least twice the 
overcurrent pickup in all parts of the primary protection area where there are single 
phase lines. This equates to an operating factor of two (2). 
 Overcurrent primary protection: As a guide, faults should be cleared in less than one 
second where possible. This can be checked using the grading study chart. 
 Overcurrent  backup  protection:  The  backup  protection  area  is  between  any 
downstream protection device and any further downstream device or the end of the 
line. The three line to earth fault level for all parts of that area with a three phase line 
must  be  at  least  one  and  a  half  times  greater  than  the overcurrent  pickup of  the 
backup protection device. This equates to an operating factor of one and a half (1.5). 
 Overcurrent backup protection: In the backup protection area, the line to line fault 
level must be at least one and a half times greater than the overcurrent pickup of the 
backup protection device. This equates to an operating factor of one and a half (1.5). 
 Overcurrent backup protection: As a guide, faults should be cleared in less than three 
seconds. This can be checked on the grading study chart. 
 As a general guide, the overcurrent pickup for a device should be in the order of one 
and a half,  to double the diversified  load as obtained  in the network model at the 
device, provided it can still detect faults in its primary and backup protection areas. 
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 Where possible, the overcurrent pickup should be lower than the current capacity of 
the lines that it protects. This is usually possible (and indeed recommended) close to 
the protection device, but is not always achievable for sections of poor conductor at 
the end of a line. However, in this circumstance, the fault current should be sufficient 
to operate the protection device. 
 Detailed discussion on earth fault protection is beyond the scope of this thesis, except 
to say that where possible, the aim should be for earth fault protection to grade below 
negative phase sequence protection on the same device. 
 Fuses do not need to have a backup protection arrangement. They are considered fail 
safe. 
 The number of reclose attempts for various type of feeders, such as rural, residential, 
overhead and underground, shall be in accordance with Essential Energy’s protection 
guidelines (Essential Energy 2012c). 
 A combination of fast and slow protection curves may be considered for sequential 
reclose  attempts  in  order  to  save  a  downstream  fuse  from  initially  blowing  for  a 
transient  fault,  but  allowing  it  to  if  the  fault  is  not  cleared  after  the  first  reclose 
attempt. 
 Where possible, an operating factor of three (3) should be used for fuses.   
4.3 Inline	series	fuses	
Inline series fuses have been regularly used in the high voltage distribution network where 
protection coverage could not be achieved from reclosers or circuit breakers. Fuses have 
many disadvantages including the travel time required for a technician to attend site after 
a fault to reload new fuse elements. As most faults are transient, inline series fuses can 
have a significant impact on reliability measures including System Average Interruption 
Duration  Index  (SAIDI).  There  are  advantages  to  reducing  the  number  of  inline  series 
fuses.  As  negative  phase  sequence  protection  can  increase  the  protection  reach  of  a 
recloser, fuses should be removed where ever possible. 
In a  lot of cases,  it  is possible to achieve primary protection with a recloser. However, 
backup protection  can  sometimes be  challenging,  even with negative  phase  sequence 
protection on the backup device. It is in this scenario that inline series fuses may still be 
necessary. And, most of the time, it will be on a single phase section of line. 
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A practice often used is to grade inline series fuses under an upstream recloser so that 
the closest device to a fault isolates the line first. In this case the fuse would isolate the 
fault at the end of the line before the recloser. However, in the rural distribution network 
of New South Wales, inline series fuses that are only present for backup reasons may need 
to be located close to an upstream recloser that would otherwise be providing primary 
protection. If the normal technique of grading fuses under the next upstream recloser is 
applied, the recloser may only be effectively delivering  its many advantages to a small 
section of line and customers. 
For the above reason, the methodology put forward in this thesis is that where fuses are 
installed for backup reasons,  they should be graded above the next upstream recloser 
where possible. That will mean that the recloser will be providing primary protection to 
the end of the feeder, and carrying out automatic trip and recloses for faults instead of 
fuses blowing. 
It  is  interesting  to  note  that  in  some  circumstances,  it  is  possible  to  achieve  this 
methodology  by  grading  the  inline  series  fuses  that  are  present  for  backup  reasons 
between the negative phase sequence and over current curves on the recloser providing 
primary protection to the end of the line, if the fuses are on a single phase section of line. 
An example of this is shown in Figure 6‐6 on page 88. Refer to curves 5, 6, and 12. 
4.4 Implementation	of	negative	phase	sequence	protection	
It  is  not  practical  to  implement  negative  phase  sequence  protection  on  every  device 
capable of providing it. Doing so would overly complicate the feeders protection scheme, 
take more time to produce, and likely cause confusion during fault finding and network 
operations. A more pragmatic approach is to utilise traditional protection techniques such 
as overcurrent, earth fault and sensitive earth fault where possible, and only implement 
negative phase sequence protection where these traditional techniques do not provide 
sufficient coverage.  
An interesting consideration to note, that was not found in any of the literature reviewed 
for  this  thesis,  is  that of  load diversity  and  load balance between  the  three phases at 
various points on a distribution feeder in terms of both normal load current, and that of 
negative phase sequence current. Generally, at a zone substation, the load is balanced 
between  the phases  reasonably  evenly due  to  a  relatively  large number of  customers 
being connected to only three phases. As this is the case, there is usually only a low value 
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of negative phase sequence current present during non‐faulted conditions. However, at 
the  end  of  a  distribution  feeder,  there  is  usually  a  combination  of  lower  customer 
numbers and the presence of single phase spurs which provides less diversity and greater 
unbalance between the phases. This load unbalance between the phases causes negative 
phase sequence currents to occur in the end sections of a feeder even during non‐faulted 
conditions. Thus, it is interesting to note that in most cases, non‐faulted negative phase 
sequence currents are likely to be greatest at the end of a distribution feeder, and reduce 
in value from section to section moving towards the zone substation. This must be taken 
into account when producing protection settings.  
For these reasons, and the others mentioned in earlier sections of this thesis, additional 
factors must be considered, and techniques utilised, when implementing negative phase 
sequence protection on the distribution network. Common scenarios are discussed in the 
following sections, and explored by way of case studies in chapter 5 and 6.  
In all cases, the negative phase sequence protection must be graded above the normal 
non‐faulted negative phase sequence current expected at the relative recloser or circuit 
breaker.  In many cases,  the best method  for determining  load and negative  sequence 
current is to obtain historical data for a particular section of a feeder. At Essential Energy, 
historical data is obtained via TrendSCADA software, which is available for a large number 
of devices and locations on the network. However, there are some sections of line where 
these devices do not exist, or do not have the required granularity. Where this occurs, the 
normally present negative phase sequence current must be calculated or modelled. 
Unfortunately, the normal non‐faulted negative phase sequence current is not something 
that can usually be calculated with absolute certainty. To do so, the engineer would need 
to know how each of the single phase loads was connected across the three phases, apply 
diversity  factors  and make  some  assumptions  regarding  their  coincident  loading,  and 
apply  Fortescue’s  symmetrical  component  formulas  to  determine  the  non‐faulted 
negative phase sequence current. As noted in previous sections of this thesis, there are 
no  records  for  which  phases  a  single  phase  spur  is  connected  to,  or  single  phase 
transformer, or single phase  load on a consumer final sub circuit. However, the use of 
network modelling software such as Sincal, and available network data has proven to be 
effective at simulating and determining load currents and network behaviour for many 
years.  These models will  also  be  used  for  determining  expected  non‐faulted  negative 
sequence currents normally present on the network where historical data is not available. 
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4.4.1 Negative	phase	sequence	current	settings	and	configuration	
Normally, overcurrent pickup settings are specified in terms of full phase current. This full 
phase current may include positive, negative and zero sequence current.  The relationship 
between these is expressed in equations (2‐14) through to (2‐16) on page 13 of this thesis. 
When producing negative phase sequence protection settings,  it must be remembered 
that negative sequence current is just one component of the full phase current. It is also 
important to note that various relay and recloser manufacturers use different methods to 
specify the pickup setting for negative phase sequence protection.  
Some  manufacturers  simply  specify  the  current  pickup  for  negative  phase  sequence 
protection in terms of ܫି. That is to say, it is just the negative sequence current. Schneider 
use this method for their Nu‐Lec reclosers, as does Noja Power for its reclosers. 
However, other manufacturers specify the current pickup for negative phase sequence 
protection  in  terms  of  3ܫି.  That  is  to  say,  three  times  the  negative  phase  sequence 
current.  This  is  similar  to  how  earth  fault  protection  is  often  specified,  being  3ܫ଴, 
remembering  that  earth  fault  protection  is  an  alternate  name  for  zero  sequence 
protection, and that the full phase current of an earth fault is equal to three times the 
zero  sequence  current.  Refer  for  equation  (2‐30) on page 16. However,  the  same  logic 
cannot be applied for line to line faults which is where negative phase sequence is best 
utilised. This can at times, cause some confusion. One example of a device that uses this 
technique is the Schweitzer’s SEL 351A protection relay. 
Regardless  of  the  method  used  by  a  manufacturer  to  specify  the  pickup  current  for 
negative phase sequence protection, some calculations and conversions will need to be 
performed in order to transform it to an equivalent full phase current. This is required so 
that it can be analysed and compared to the overcurrent and earth fault pickups in the 
same form to determine how the relay or recloser will behave for a particular fault. When 
the negative sequence current is converted to its equivalent full phase current, it is simply 
referred to as the ‘equivalent phase current’. 
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4.4.2 	Equivalent	phase	current	calculations	
During the protection grading study, the overcurrent and earth fault curves are produced, 
then  the  negative  phase  sequence  curves  are  determined  in  accordance  with  the 
methodologies  in  the  following  sections.  These  curves  are  all  in  terms  of  full  phase 
current,  not  sequence  currents.  The  curve,  and  current pickup  for  the negative phase 
sequence protection at this point is to be considered as the ‘equivalent phase current’. 
This  equivalent  phase  current  then  needs  to  be  converted  into  the  form used  by  the 
relevant  manufacturer’s  device  so  that  it  is  in  the  correct  terms  for  negative  phase 
sequence protection. 
Equation (2‐32) on page 18 shows that the magnitude of full phase current produced from 
a line to line fault is equal to its negative sequence current multiplied by √3 .  
If  the  manufacturer  specifies  negative  phase  sequence  current  in  terms  of  ܫି,  the 
equivalent phase pickup current needs to be divided by  √3 for it to be in the correct form. 
For example, if the pickup current determined in the grading study (being the equivalent 
phase current) is 150 A, the setting applied to the protection device needs to be 87 A. 
If  the  manufacturer  specifies  negative  phase  sequence  current  in  terms  of  3ܫି,  the 
equivalent phase pickup current needs to be multiplied by  √3. For example, if the pickup 
current determined in the grading study (being the equivalent phase current) is 150 A, the 
setting applied to the protection device needs to be 260 A.  
When converting the protection settings from an equivalent phase current to the relevant 
negative phase sequence values, the same curve type and time dial lever is used.  
4.4.3 Perceived	malgrades	on	the	same	recloser		
A point to note, that was not found  in any of the  literature reviewed for this thesis,  is 
related  to  perceived  malgrades  between  protection  schemes  applied  to  the  same 
recloser. In Figure 4‐2, the red and blue curves are from the same recloser. The red curve 
is traditional overcurrent. The blue curve is negative phase sequence protection. 
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Figure 4‐2: Grading Study showing perceived malgrade  
In some cases, it may not be possible, or necessary to have the overcurrent and negative 
phase sequence protection curves for the one device to fully grade with each other. That 
is to say, the negative phase sequence pickup may be lower than the overcurrent pickup, 
but  the  curves  arranged  such  that  the  negative  phase  sequence  crosses  with  the 
overcurrent curve. For lower magnitude line to line faults, the negative phase sequence 
protection  will  trip  the  recloser,  whereas  higher  line  to  line  faults  will  trip  the  same 
recloser  via  the  overcurrent  curve.  Refer  to  Figure  4‐2.  A  Line  to  line  fault  less  than 
250 A will trip the recloser on negative phase sequence protection. A Line to  line fault 
greater than 250 A will trip on overcurrent. 
Although this would appear somewhat like a malgrade in the traditional sense, it should 
be considered more as an extension to the operating abilities of the one device.  
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4.4.4 SWER	lines	and	negative	phase	sequence	protection	
No  discussion  related  to  Single  Wire  Earth  Return  (SWER)  lines  and  negative  phase 
sequence protection was discovered during the literature reviewed for this thesis. 
There are two main SWER line configurations. One is where the SWER line is connected, 
usually via a fuse, to one of the three phases of the network, and the return current simply 
makes  its way back to the star point of the power transformer  in the zone substation. 
However, most modern networks,  including  those  in Australia,  commonly  connect  the 
SWER  line  to  the  network  via  an  isolation  transformer.  The  isolation  transformer  is 
connected to two phases of the three phase network via a set of fuses in the same way 
that a regular single phase distribution transformer is connected. One end of the isolation 
transformers  secondary  winding  is  connected  to  the  SWER  line.  The  other  end  is 
connected to earth.  It  is this earth at the  isolation transformer that the return current 
from the SWER section uses to complete the circuit.  
A  SWER  network  that  utilises  an  isolation  transformer  simply  appears  to  be  a  normal 
single  phase  load  to  an  upstream  protection  device.  As  the  isolation  transformer  is 
normally protected by high voltage fuses on the primary side, an upstream recloser and 
any negative phase sequence protection should aim to grade with these fuses.  
4.4.5 Single	phase	loads	and	negative	phase	sequence	protection	
The relationship between full phase current, positive, negative and zero sequence current 
for a single phase load is the same as for a line to line fault. Refer to section 2.3.12. 
A single phase load does not produce zero sequence current. It does, however, produce 
both  positive  and  negative  sequence  current.  The  positive  and  negative  sequence 
currents are equal in magnitude, but inversed in sign. Refer to equation (2‐31) on page 18.  
The value of both the positive and negative sequence current is always less than the full 
phase current by a factor of √3 . Refer to equation (2‐32) and (2‐33) on page 18. 
4.4.5.1 Individual single phase loads 
Given that the relationship between full phase current and negative sequence current is 
always √3 for a line to line fault, and for an individual single phase load, it stands to reason 
that  there will  not  be  a malgrade or  a  loss  of  selectivity  due  to  a  line  to  line  fault  or 
individual  single  phase  load  if  the  full  phase  equivalent  of  negative  phase  sequence 
protection is graded above its fuse. 
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4.4.5.2 Multiple single phase loads 
Both  the  full  phase  current,  and  negative  sequence  current  add  together  for multiple 
single phase loads on the same section of line. That is to say, if there are three of single 
phase loads connected to the network on the same single phase spur with a full phase 
current draw of 3 A, 4 A and 7 A, the total of the full phase current equals 14 A. The total 
of negative phase sequence current equals (	14	 ൊ	√3 ൌ	ሻ 8.08 A. 
All single phase loads such as distribution transformers are connected to the network via 
some  type of protection device, usually an Expulsion Dropout Fuse  (EDO) on Essential 
Energy’s  network,  and most  other  networks. One  approach  to  ensure  negative  phase 
sequence protection does not unintentionally trip due to the normal non‐faulted negative 
sequence current from multiple single phase loads is to set the negative phase sequence 
equivalent phase current higher than the addition of all  fuses on single phase  loads. A 
disadvantage of this approach is that it pushes the negative phase sequence protection 
setting quite high, to a level that may not be able to provide sufficient protection to all 
areas of the network. Due to the load diversity normally present on networks, the actual 
load and negative sequence current would be significantly  less  than the addition of all 
single phase fuse current ratings. This  is the normal approach taken when determining 
overcurrent  protection  settings.  The  same  can  be  used  for  negative  phase  sequence 
protection.  Therefore,  it  is  reasonable  to have a  setting  lower  than  the addition of  all 
single phase fuse ratings. 
Where  negative  phase  sequence  protection  is  being  implemented  on  an  upstream 
recloser,  and  historical  data  on  system  normal  non‐faulted  negative  phase  sequence 
currents  for  the  section  of  line  is  not  available,  these  will  have  to  be  obtained  from 
network modeling in the same way that they are when producing full phase load current 
for determining overcurrent protection settings.  
4.4.6 Practical	applications	for	negative	phase	sequence	protection	
Usually, the most challenging part of a distribution feeder to provide protection coverage 
for is in the end sections where fault levels are at their lowest. Of the different fault level 
types, line to line is usually the lowest, and thus most difficult to provide protection for. 
This is true for both the primary protection and backup protection. The primary protection 
for the end of a distribution feeder is usually provided by the last recloser. The backup 
protection is usually provided by the second last recloser on the distribution feeder.  
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Fortunately,  this  is  where  negative  phase  sequence  protection  can  often  be  used  to 
provide  the  required  protection  coverage.  As  previously  mentioned,  it  is  not  usually 
practical to implement negative phase sequence protection on every device. It is usually 
best to only implement negative phase sequence protection on devices where there are 
issues achieving primary and backup protection. 
With this in mind, it is likely that the last and second last recloser on a distribution feeder 
will often be best suited for the implementation of negative phase sequence protection if 
coverage issues exist. The specific methodology required for each of these is discussed in 
the next sections, however, it should also be noted that the principals described can also 
be applied at other locations along the feeder. 
4.4.7 Negative	phase	sequence	protection	on	the	last	feeder	recloser	
Unless there are downstream inline, or spur fuses, the last recloser on the distribution 
feeder will normally be required to provide primary protection to the end of a feeder. 
Where there is difficulty achieving primary protection due to low ‘line to line’ fault levels, 
negative  phase  sequence  protection  can  be  utilised.  It  can  also  be  used  to  provide 
sufficient  coverage  where  it  is  desirable  to  remove  existing  downstream  fuses.  An 
example of  this  is  shown  in chapter 6,  case study 2 of  this  thesis. This  can sometimes 
improve supply restoration times if the fuses are particularly difficult to access or are a 
significant distance away from the closest network staff depots. 
Points to consider when producing the negative phase sequence protection settings for 
the last recloser on the distribution feeder are as follows. As a guide, the equivalent phase 
current representing the negative phase sequence pickup should be:  
 Lower than the overcurrent pickup. 
 Greater than the earth fault and sensitive earth fault pickup current. 
 Greater than distribution and SWER isolation transformers. 
In addition, the negative phase sequence protection setting must be set so that it is above 
the non‐faulted negative phase sequence current present on that part of the network due 
to single phase loads and load unbalance across the three phases. 
The primary protection operating factor of two (2) also needs to be adhered to. That is to 
say, the negative phase sequence protection must be able to detect the fault current of a 
‘line to line’ fault at half the lowest fault level calculated by the feeder model downstream 
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from the  recloser. For example,  if  the  lowest  ‘line  to  line’  fault  level  calculated by  the 
feeder model is 90 A, the equivalent phase current pickup of the negative phase sequence 
protection must be no greater than 45 A. 
A methodology, as described above, was not found in any of the literature reviewed for 
this thesis. 
4.4.8 Negative	phase	sequence	protection	on	the	second	last	feeder	recloser	
The  second  last  recloser  on a distribution  feeder will  normally be  required  to provide 
backup protection to the end of a feeder. The exception is when there are fuses installed 
before the end of the feeder.  Fuses are considered fail safe and do not need to be backed 
up,  in which case  the second  last  recloser only needs  to provide backup protection  to 
those fuses.  
Where there is difficulty achieving primary protection for the end of a feeder, it is usually 
also  difficult  to  achieve  backup  protection.  And,  sometimes  it  is  possible  to  achieve 
primary  protection with  the  last  recloser,  but  backup protection  from  the  second  last 
recloser is difficult. In both cases, negative phase sequence protection can be utilised on 
the second last recloser to provide the required protection coverage.  
Although there are many possible arrangements and scenarios, two main ones should be 
examined initially: 
Scenario 1 
Second last recloser: Does have negative phase sequence protection capabilities. 
Last recloser: Does have negative phase sequence protection capabilities.   
In addition to the points discussed in section 4.4.7, the equivalent phase current of the 
negative phase sequence pickup: 
 For both reclosers can be lower than the overcurrent pickup of the last recloser. 
 The negative phase sequence curve of the last recloser must grade under the negative 
phase sequence curve of the second last recloser. 
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Scenario 2 
Second last recloser: Does have negative phase sequence protection capabilities. 
Last recloser: Does not have negative phase sequence protection capabilities, or is on a 
single phase section of line.   
The equivalent phase current representing the negative phase sequence protection of the 
second last recloser should grade above the overcurrent curve of the last recloser. Failing 
to do this may compromise the protection schemes ‘selectivity’. That is to say, there is a 
chance that a line to line fault at the end of the feeder could pickup up on negative phase 
sequence protection and trip the second last recloser before the last recloser picks up and 
operates on overcurrent.  
In both of the above scenarios, the backup protection operating factor of one and a half 
(1.5)  also  needs  to  be  adhered  to.  For  example,  if  the  lowest  ‘line  to  line’  fault  level 
calculated  by  the  feeder  model  is  90  A,  the  equivalent  phase  current  pickup  of  the 
negative phase sequence protection must be no greater than 60 A.  
It should be noted that the methodology discussed above was not found in any of the 
literature reviewed for this thesis. It should also be noted that it can also be applied at 
other locations along the feeder, not just the last two reclosers. 
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4.5 Methodology	examples	
The distribution network can be arranged in many ways, with numerous types of loads, 
geography, equipment, and many different interdependencies. A definitive set of rules or 
examples for every combination would not be practical. Some common scenarios with 
the application of the methodology put forward in this thesis are contained in this section. 
The  single  line  diagram  used  in  each  example  is  a  simplified  representation  of  the 
network. Although only one single phase spur and distribution transformer is shown in 
each  section,  there  would  normally  be  many.  Distribution  transformer  fuses  are  not 
shown, however, it is taken that they grade below any upstream protection. The pickup 
and fault level values are not important for these examples as the curve placement is just 
indicative of how each should fit together for a given scenario. 
4.5.1 Method	1	
The first example does not require negative phase sequence protection. This is included 
to reiterate that negative phase sequence protection should only be implemented when 
there is a need for it. No grading chart is shown as the reclosers only utilise overcurrent 
(and earth fault), and grade as per traditional techniques. 
Second last recloser 
  
Achieves primary 
protection using 
overcurrent to the 
last recloser? 
Achieves backup protection 
using overcurrent to the 
end of feeder? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Capability  Yes  Yes  Yes 
Negative phase sequence  Not required 
Last recloser 
  
Achieves primary 
protection to end of 
feeder using overcurrent? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Can negative phase 
sequence cover to 
end of feeder? 
Capability  Yes  Yes  Not required 
Negative phase sequence  Not required 
 
Figure 4‐3: Method 1 
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4.5.2 Method	2	
Second last recloser 
  
Achieves primary 
protection using 
overcurrent to the 
last recloser? 
Achieves backup protection 
using overcurrent to the 
end of feeder? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Capability  Yes  No  Yes 
Overcurrent  Grade above last recloser overcurrent 
Negative phase sequence 
Implement to provide backup protection for last recloser to end of feeder. 
Grade above last recloser overcurrent if possible whilst meeting backup 
requirements to end of feeder. This simplifies the scheme as negative phase 
sequence protection is then not required on last recloser provided it can 
also meet its primary protection requirements.  
Spur or inline series fuses  Not required, unless there are backup issues from upstream device. 
Last recloser 
  
Achieves primary 
protection to end of 
feeder using overcurrent? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Can negative phase 
sequence cover to 
end of feeder? 
Capability  Yes  Yes  Not required 
Overcurrent  Utilise normal technique 
Negative phase sequence  Not required 
Spur or inline series fuses  Not required 
 
Figure 4‐4: Method 2 
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4.5.3 Method	3	
Second last recloser 
  
Achieves primary 
protection using 
overcurrent to the 
last recloser? 
Achieves backup protection 
using overcurrent to the 
end of feeder? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Capability  Yes  No  Yes 
Overcurrent  Grade above last recloser overcurrent 
Negative phase sequence 
Implement to provide backup protection for last recloser to end of feeder. 
Can grade below last recloser overcurrent so long as negative phase 
sequence is implemented on last recloser. 
Spur or inline series fuses  Not required, unless there are backup issues from upstream device. 
Last recloser 
  
Achieves primary 
protection to end of 
feeder using overcurrent? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Can negative phase 
sequence cover to 
end of feeder? 
Capability  Yes  Yes  Yes 
Overcurrent  Utilise normal technique. 
Negative phase sequence  Required to be implemented if second last recloser negative phase sequence is below last recloser overcurrent, otherwise not required. 
Spur or inline series fuses  Not required 
 
Figure 4‐5: Method 3 
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4.5.4 Method	4	
Second last recloser 
  
Achieves primary 
protection using 
overcurrent to the 
last recloser? 
Achieves backup protection 
using overcurrent to the 
end of feeder? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Capability  Yes  No  Yes 
Overcurrent  Grade above last recloser overcurrent 
Negative phase sequence 
Implement to provide backup protection for last recloser to end of feeder. 
As the last recloser in on a single phase section of line, it cannot effectively 
have negative phase sequence protection applied. Therefore, the second 
last recloser negative phase sequence protection must grade above the last 
recloser overcurrent. This is an example of where negative phase sequence 
protection, applied to an upstream device on the 3 phase part of the feeder 
can provide backup protection to a single phase section of the feeder. 
Spur or inline series fuses  Not required, unless there are backup issues from upstream device. 
Last recloser 
  
Achieves primary 
protection to end of 
feeder using overcurrent? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Can negative phase 
sequence cover to 
end of feeder? 
Capability  Yes  Yes  ‐ 
Overcurrent  Utilise normal technique. 
Negative phase sequence  Cannot be effectively applied due to recloser being on single phase section of line. 
Spur or inline series fuses  Not required 
 
Figure 4‐6: Method 4 
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4.5.5 Method	5	
Second last recloser 
  
Achieves primary 
protection using 
overcurrent? 
Achieves backup protection 
using overcurrent to the 
end of feeder and/or fuses? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Capability  Yes  No  Yes 
Overcurrent  Grade above last recloser overcurrent 
Negative phase sequence 
In this example, the second last recloser requires negative phase sequence 
protection to provide backup past the downstream recloser on the single 
phase section of line (purple). That recloser only uses overcurrent 
protection, so the negative phase sequence protection of the second last 
recloser needs to grade above it. The second last recloser does not need to 
backup past the primary fuses on the SWER isolation transformer. These 
fuses provide backup protection to the recloser on the SWER section of line.  
Spur or inline series fuses  Not required, unless there are backup issues from upstream device. 
Last recloser 
  
Achieves primary 
protection to end of 
feeder using overcurrent? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Can negative phase 
sequence cover to 
end of feeder? 
Capability  Yes  Yes  ‐ 
Overcurrent  Utilise normal technique.  
Negative phase sequence  Cannot be effectively applied due to recloser being on SWER section.  
Spur or inline series fuses  Not required 
 
Figure 4‐7: Method 5 
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4.5.6 Method	6	
Second last recloser 
  
Achieves primary 
protection using 
overcurrent? 
Achieves backup protection 
using overcurrent to the 
end of feeder and/or fuses? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Capability  Yes  No  Yes 
Overcurrent  Grade above last recloser overcurrent 
Negative phase sequence 
There are multiple reclosers downstream of the second last recloser. One is 
on a single phase section of line. The recloser on the single phase section of 
line can only utilise overcurrent protection, therefore the negative phase 
sequence protection of the second last recloser must grade above it. 
Although the last recloser on the three phase section can achieve primary 
protection, the second last recloser can not achieve backup for it. Inline 
series fuses are required (green).   
Spur or inline series fuses  Not required, unless there are backup issues from upstream device. 
Last recloser 
  
Achieves primary 
protection to end of 
feeder using overcurrent? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Can negative phase 
sequence cover to 
end of feeder? 
Capability  No  Yes  Yes 
Overcurrent  Utilise normal technique. Can grade below downstream inline series fuses. 
Negative phase sequence 
Required to achieve primary protection. Grade negative phase sequence 
below inline series fuses on single phase section. All faults beyond these will 
have negative phase sequence current, so will pickup on negative phase 
sequence first before overcurrent. The inline series fuses are for backup 
protection. Last recloser will normally operate for faults and save the fuses.  
Spur or inline series fuses  Required for backup from second last recloser. 
 
Figure 4‐8: Method 6 
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4.5.7 Method	7	
Second last recloser 
  
Achieves primary 
protection using 
overcurrent? 
Achieves backup protection 
using overcurrent to the end 
of feeder and/or fuses? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Capability  No  No  Yes 
Overcurrent  Grade above last recloser overcurrent 
Negative phase sequence 
The last recloser is on a single phase section of line, so can’t have negative 
phase sequence protection. So, the second last recloser negative phase 
sequence protection must grade above the last recloser overcurrent. 
However, the last recloser over current is required to be relatively high due 
to load (whilst still maintaining primary protection). This pushes up the 
second last reclosers negative phase sequence curve, which means an inline 
series fuse is required in the primary protection area of the second last 
recloser. Faults downstream of this fuse will be isolated by the fuse. 
Spur or inline series fuses  Required for primary protection. 
Last recloser 
  
Achieves primary 
protection to end of 
feeder using overcurrent? 
Has negative phase 
sequence capability? 
Can negative phase 
sequence cover to 
end of feeder? 
Capability  Yes  Yes  ‐ 
Overcurrent  Utilise normal technique.  
Negative phase sequence  Cannot be effectively applied due to recloser being on SWER section.  
Spur or inline series fuses  Not required 
 
Figure 4‐9: Method 7 
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Chapter 5 
5 Case	Study	1	
5.1 Introduction	
The methodologies put forward in the previous chapter have been used in chapter 5 and 
6 to produce case studies for the implementation of negative phase sequence protection. 
Essential Energy’s network data and information has been sourced, and feeders chosen 
to  demonstrate where  negative  phase  sequence  protection would,  and would  not  be 
useful. The case studies investigate various situations and arrangements including: 
 Feeders with rural, residential and commercial loads. 
 Low and relatively high current loading. 
 Both balanced and unbalanced phases. 
 Low and high feeder fault levels. 
 Three phase, single phase and SWER sections. 
It  should be noted  that, unlike  reading a paper  from start  to  finish,  the production of 
protection settings is rarely a linear process. It is more often iterative. The engineer may 
need to cycle through a feeder analysing the interdependencies numerous times before 
they can be correlated and a solution settled upon. A written, linear format, such as that 
within  this  thesis,  is  not  always  ideal  for discussing  this  process.  In  the  following  case 
studies, there may be instances where information is presented in a particular section, 
and  the  remaining  sections  are  needed  to  be  read  in  order  to  understand  the 
interdependencies and reasons for the solution.   
 
Figure 5‐1: Munga zone substation (Essential Energy 2012a) 
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5.2 Munga	zone	substation	‐	MGA3B2	Willawarrin	11	kV	feeder	
Munga zone substation is  located between Kempsey and Willawarrin on the mid north 
coast  of  New  South  Wales.  It  services  predominantly  rural  loads,  villages  and  small 
townships.  
 
Figure 5‐2: Location diagram ‐ Munga zone substation (Essential Energy 2012a) 
The incoming 33 kV line is radial from Transgrid’s Kempsey 132/66/33 kV substation which 
is  approximately  30  km  from  Munga  zone  substation.  This  incoming  
33 kV supplies two 33 kV to 11 kV power transformers rated at 2.5 / 3.25 MVA ONAF (Oil 
Natural Air Forced) and 3 MVA ONAN (Oil Natural Air Natural). There is one 33 kV and one 
11 kV recloser functioning as transformer circuit breakers on either side of each power 
transformer. The 11 kV transformer circuit breakers feed a strung busbar arrangement 
which  supplies  the  two  reclosers  that are  functioning as outgoing 11 kV  feeder  circuit 
breakers,  being MGA3B1  ‘Turners  Flat’,  and MGA3B2  ‘Willawarrin’.  These  two  11  kV 
feeders can be paralleled via an Air Break Switch (ABS) outside the zone substation. Apart 
from  this paralleling point, MGA3B2  is  a  radial  feeder with no other  connections.  The 
distance  from  the  end  of  the  line  at  Comara  to  the  zone  substation  is  approximately  
72 km. Refer to Figure 5‐3 on page 65. 
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5.3 Case	study	scope	‐	Moparrabah	spur	
11 kV feeder MGA3B2 is quite a complex feeder with numerous reclosers, sectionalisers, 
inline and transformer fuses, three phase, single phase, and SWER. Whilst the three phase 
main  line  utilises  7/4.50  AAAC  (All  Aluminium Alloy  Conductor)  which  has  quite  good 
electrical properties, the rest of the line is predominantly galvanised steel. Much of this 
steel conductor is reaching end of  life, and also causing significant protection coverage 
issues due to its high impedance and resultant low fault levels.  
A  review  of  this  feeder  determined  that  the  existing  protection  arrangements  do  not 
comply with  requirements.  Various  settings  and  arrangements were  considered  in  an 
attempt to rectify the protection coverage issues without needing to carry out network 
augmentation. However, the solution was to increase fault  levels by reconducting, and 
replace  existing  hydraulic  reclosers with  new  units  that  had  greater  functionality  and 
flexibility.  This  also  addresses  the  condition  based  ‘end  of  life’  issues  with  this 
infrastructure. 
The  required network augmentation  is  expected  to  take between 12  to 24 months  to 
complete as there are constraints with the scheduling of funding, design and construction 
resources. However, it would be prudent to minimise exposure to risk in the period before 
the  network  augmentation  is  completed.  For  this  reason,  a  protection  review  of  the 
feeder  has  been  carried  out  with  the  aim  of  implementing  an  interim  scheme  that 
provides the greatest coverage with the existing network configuration and equipment, 
whilst also only requiring minimal  labour to put  it  in place.  It  is  this  interim protection 
scheme that this case study will focus on. 
The Moparrabah spur contains many of  the elements  relevant  to  this  thesis. This spur 
includes  three phase,  single  phase,  SWER,  reclosers,  fuses  and  low  fault  levels.  In  the 
interest of keeping this case study as concise as practical, the focus and documentation 
will  remain on this spur.  Inclusion of  the entire  feeder would significantly  increase the 
length of the case study with little benefit in terms of applying the principals outlined in 
this thesis. It will be taken that the protection scheme put forward for the Moparrabah 
spur is compatible and grades with the rest of the feeder. 
The  following  sections  detail  the  feeder  arrangement  and  the  characteristics  that 
determine the protection settings. The grading study is on page 80 as Figure 5‐12. 
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Figure 5‐3: Geographic network diagram ‐ 11 kV feeder MGA3B1 and MGA3B2 (Essential Energy 2016b) 
5.4 Feeder	arrangement	
The 11 kV feeder MGA3B2 leaves Munga zone substation as a three phase line utilising 
7/4.50 AAAC. The spur to Moparrabah is three phase 7/4.50 AAAC till recloser 2‐R47011. 
At this point, the feeder changes to single phase utilising 7/4.50 AAAC for the first 4.1 km, 
then a combination of 3/2.75 SC/GZ  (Steel Conductor Galvanised), 7/0.064 SC/GZ, and 
3/0.104 SC/GZ. The spur changes to 12.7 kV SWER through isolation transformer 2‐51403 
and continues through recloser 2‐R47010 (on the same power pole), to the end of the 
spur with approximately 7 km of 3/2.75 SC/GZ. 
To aid with clarity, only those devices that have a determining effect on the protection 
settings are shown in the geographic network diagram (Figure 5‐3), and the single  line 
diagram (Figure 5‐4). 
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Figure 5‐4: Single line diagram ‐ 11 kV feeder MGA3B2 
5.5 Feeder	loads	
The  load  on  feeder  MGA3B1  and  MGA3B2  was  attained  by  historical  Regulatory 
Information  Notices  (RIN)  and  confirmed  against  load  current  recorded  by  electronic 
reclosers using TrendSCADA software. Anomalies such as positive and negative spikes are 
ignored for the purpose of determining normal load current. These spikes could be due 
to faults and issues with the communication equipment. 
Not  all  reclosers  downstream  from  the  zone  substation  have  the  capability  to  record 
current, or be interrogated by TrendSCADA. These include recloser 2‐R47010 on the SWER 
section at Moparrabah which is an old hydraulic Lexington brand unit with no electronics 
or communications.      
The recorded loads, and feeder information such as conductor type, network topology, 
and  arrangement  is  used  to  scale  the  feeder  model  in  Sincal  as  described  in  the 
methodology section of this thesis. The load data attainted for this case study is included 
as Appendix B, section 11.1 of this thesis. The Sincal model information for each of the 
locations that determine the protection settings are included as Appendix B, section 0 of 
this thesis. This includes both minimum and maximum fault levels for each zone. 
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5.6 Recloser	2‐R47010	
Table 5‐1: Reference table ‐ Protection zone of recloser 2‐R47010 
Feeder 
Geographic layout  Figure 5‐3 
Single line diagram  Figure 5‐4 
Single line diagram with settings  Figure 5‐11 
Grading study chart  Figure 5‐12 
Protection Zone 
Single line diagram  Figure 5‐5 
Protection setting factors table  Table 5‐2 
Additional network data  Table 5‐3 
Recloser 2‐R47010 is installed on the secondary side of the 11 kV / 12.7 kV SWER isolation 
transformer 2‐51403. The recloser and  isolation transformer are  installed on the same 
pole, along with fuse F44080 which is on the primary side of the isolation transformer. 
 
Figure 5‐5: Single line diagram ‐ Recloser 2‐R47010 
Table 5‐2: Protection setting factors ‐ Recloser 2‐R47010 and Fuse F44080 
  Line to Line Fault (A) 
Grading Study 
Curve No# 
Lowest Fault Level in Zone: Transformer 2‐978054 @ 12.7 kV  27  ‐ 
Primary 
Protection 
Recloser 
2‐R47010  Pickup 
Maximum @ 12.7 kV (Factor of 2)  13.5  ‐ 
Setting @ 12.7 kV: Overcurrent  10  ‐ 
Setting @ 11 kV: Overcurrent  11.5  6 & 7 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  ‐  ‐ 
Backup 
Protection 
Fuse 
F44080  Pickup 
Maximum (Factor of 3) @ 12.7 kV  9  ‐ 
Maximum (Factor of 3) @ 11 kV  10.35  5 
Rating @ 11 kV  10  5 
Actual @ 11 kV  18  ‐ 
 
Table 5‐3: Additional network data ‐ Protection zone of recloser 2‐R47010 
Recloser: 2‐R47010 
Load current (A)  Not available  N/A 
Maximum fault level (A)  33 
Figure 11‐6 Network Impedance: Positive sequence (Ω)  377.41 + j89.63 
Network Impedance: Zero sequence (Ω)  367.27 + j65.51 
Min. fault Level 
Transformer: 2‐978054 
Network Impedance: Positive sequence (Ω)  460.4 + j95.16  Figure 11‐5 Network Impedance: Zero sequence (Ω)  450.26 + j71.03 
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Recloser  2‐R47010  is  an  older  style  hydraulic  Lexington M  type  unit with  very  limited 
available  settings  and  curves.  It  does  not  have  the  ability  to  provide  negative  phase 
sequence protection, however, as mentioned in previous sections of this thesis, negative 
phase sequence protection is not effective when applied to reclosers on SWER sections. 
Unlike a modern electronic controlled recloser, a Lexington M recloser would need to be 
taken out of service and transported to a specialised workshop to change its settings. This 
is done by de‐tanking the recloser and changing out the pickup coil and modifying the 
hydraulic circuit. The effort required to do so makes it time and cost prohibitive, therefore 
the existing settings will remain this interim scheme. 
Recloser 2‐R47010 has two trip curves both with a pickup of 10 A (at a nominal 12.7 kV). 
The first curve is referred to as a ‘fast shot’, and is shown as curve 6 in the grading study 
(Figure  5‐12,  page  80).  The  second  trip  curve,  being  curve  7  in  the  grading  study,  is 
approximately  4.9  seconds  slower  at  low  fault  currents,  which  is  quite  a  significant 
difference.  
The lowest fault level protected by recloser 2‐R47010 is 27 A at distribution transformer 
2‐978054.  The  maximum  overcurrent  pickup  permissible  to  protect  this  is  13.5  A  at 
12.7 kV utilising the standard factor of two.  
Although recloser 2‐R47010 has a rated setting of 10 A, the actual pickup of a 10 A curve 
on a Lexington M type recloser is 20 A. This does not meet the required operating factor 
of two, therefore this recloser will need to be replaced as soon as possible. However, the 
existing Lexington M characteristics will be used for this case study as it is still presently 
in service. 
Consideration  needs  to  be  given  to  the  relationship  between  primary  and  secondary 
current through the 11 kV / 12.7 kV isolation transformer when producing the grading 
study for the 11 kV part of the feeder. A current of 10 A at 12.7 kV on the secondary side 
of  the  isolation  transformer will  result  in a current of 11.5 A at 11 kV on  the primary. 
Therefore, for the purposes of grading between devices, 11.5 A will be used in the grading 
study, which will actually produce a pickup current of 23 A at 11 kV.  
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5.7 Fuse	F44080	
Table 5‐4: Reference table ‐ Protection zone of fuse F44080 
Feeder 
Geographic layout  Figure 5‐3 
Single line diagram  Figure 5‐4 
Single line diagram with settings  Figure 5‐11 
Grading study chart  Figure 5‐12 
Protection Zone 
Single line diagram  Figure 5‐6 
Protection setting factors table  Table 5‐2 
Additional network data  Table 5‐5 
 
 
Figure 5‐6: Single line diagram ‐ Fuse F44080 
Table 5‐5: Additional network data ‐ Protection zone of fuse F44080 
Fuse F44080 
Load current (A)  Not available  N/A 
Maximum fault level (A)  47  Figure 11‐6 Network Impedance: Positive sequence (Ω)  134.11 + j11.94 
Fuse F44080 is installed on the primary side of SWER isolation transformer 2‐51403, which 
is  on  the  same  pole  as  recloser  2‐R47010. Much  of  the  information  relevant  to  fuse 
F44080, including protection determining factors, is included in the previous section for 
recloser 2‐R47010. Refer to Table 5‐2. 
The existing  fuse element  installed at  fuse F44080  is 10 A. Although  this  fuse and  the 
downstream recloser are both configured for 10 A, the characteristics of the fuse is such 
that it grades above downstream recloser 2‐R47010 except for low level faults between 
18 A and 24 A. At these low fault levels, the fuse will operate before the recloser, however 
it will do so very slowly. At 18 A, the fuse will operate at 600 seconds. At 20 A, the fuse 
will operate at 30 seconds. This does not meet protection scheme requirements. 
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This fuse cannot be replaced with elements of less than 10 A until recloser 2‐R47010 is 
replaced with a modern electronic unit with the ability to have more flexible, and lower 
protection curves. If fuse elements of 8 A were installed with the existing recloser, it would 
increase the malgrade with the 10 A setting in downstream recloser 2‐R47010. 
Whilst recloser 2‐R47010 provides primary protection to this section of line, fuse F44080 
provides  backup  protection.  The  lowest  fault  level  that  these  fuses  need  to  provide 
backup for is 27 A at distribution transformer 2‐978054 on the 12.7 kV SWER line. The 
maximum  backup  setting  at  the  operating  factor  of  three  (as  per  Essential  Energy 
protection policy) is 9 A at 12.7 kV. This equates to 10.35 A at 11 kV. Fuse F44080 being 
10 A adequately provides backup protection for distribution transformer 2‐978054.  
Unfortunately, the characteristics of this fuse restricts the settings that can be utilised by 
upstream devices, and makes complying with clearing time guidelines not possible.  
    
Figure 5‐7: Recloser 2‐R47010, transformer 2‐51403 and fuse F44080 (Essential Energy 2008d) 
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5.8 Recloser	2‐R47011	
Table 5‐6: Reference table ‐ Protection zone of recloser 2‐R47011 
Feeder 
Geographic layout  Figure 5‐3 
Single line diagram  Figure 5‐4 
Single line diagram with settings  Figure 5‐11 
Grading study chart  Figure 5‐12 
Protection Zone 
Single line diagram  Figure 5‐8 
Protection setting factors table  Table 5‐7 
Additional network data  Table 5‐8 
The next protection device upstream from fuse F44080 is recloser 2‐R47011, which is an 
electronic controlled unit by Nu‐Lec  Industries  (now Schneider). Although  this  recloser 
does  have  negative  phase  sequence  protection  capabilities,  the  section  of  line  it  is 
installed on is only connected as single phase. 
 
Figure 5‐8: Single line diagram ‐ Recloser 2‐R47011 
Table 5‐7: Protection setting factors ‐ Recloser 2‐R47011 and recloser 2‐R10838 
  Line to Line Fault (A) 
Grading Study 
Curve No# 
Lowest Fault Level in Zone: Transformer 2‐51627  38  ‐ 
Primary 
Protection 
Recloser 
2‐R47011  Pickup 
Maximum (Factor of 2)  19  ‐ 
Setting: Overcurrent  19  4 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  ‐  ‐ 
Backup 
Protection 
Recloser 
2‐R10838  Pickup 
Maximum (Factor of 1.5)  25.3  ‐ 
Setting: Overcurrent  50  2 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  25  3 
 
Table 5‐8: Additional network data ‐ Protection zone of recloser 2‐R47011 
Recloser: 2‐R47011 
Load current (A)  10.5  Figure 11‐1 
Maximum fault level (A)  680  Figure 11‐8 Network Impedance: Positive sequence (Ω)  6.71 + j9.34 
Min. fault Level 
Transformer: 2‐51627  Network Impedance: Positive sequence (Ω)  143.81 + j12.6  Figure 11‐7 
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As  described  in  previous  sections,  one  of  the  limitations  of  negative  phase  sequence 
protection is that it is not effective when implemented on devices that are only connected 
to  single  phase  sections  of  line.  Therefore,  it  cannot  be  successfully  implemented  on 
recloser 2‐R47011. This  is a prime example of where protection coverage for  low fault 
levels is desirable, but negative phase sequence protection is not an effective solution. 
However, this section of line is planned to be converted to three phase as part of future 
network augmentation to address asset condition and protection  issues related to  low 
fault levels. The construction of this three phase conversion has commenced, as shown in 
Figure  11‐13  on  page  116,  however  it  has  not  yet  been  put  into  service  and  is  still 
connected as single phase. 
The lowest line to line fault level downstream of this recloser is at distribution transformer 
2‐51627, being 38 A. Therefore, the maximum permissible primary protection pickup at 
recloser 2‐R47011  is 19 A. The maximum permissible backup protection at  recloser 2‐
R10838  is 25.3 A, which  is achieved with negative phase sequence protection. Further 
detail on this is provided in the next section of this thesis. 
As a guide, the aim should be to clear a fault in under one second for primary protection, 
and three seconds for backup protection. Although an overcurrent pickup of 19 A can be 
implemented in recloser 2‐R47011, unfortunately, a curve fast enough to clear a fault in 
one second cannot be implemented without creating a malgrade with fuse F44080 and 
recloser  2‐R47010.  However,  19  A  does  improve  protection  coverage  as  an  interim 
measure  till  the  future  network  augmentation  to  increase  fault  levels  and  replace 
reclosers is completed. 
An instantaneous overcurrent setting of 250 A is implemented on recloser 2‐R47011 in 
order  to  prevent  a  malgrade  with  upstream  recloser  2‐R10838.  This  is  shown  in  the 
column titled ‘I Inst Amp’ within the grading study table of Figure 5‐12. 
The highest fault level that recloser 2‐R47011 will see is at its actual location being 680 A 
during a three line fault. This maximum fault level is used in the grading study to provide 
an end point for the reclosers protection curve, and is entered in the table of Figure 5‐12 
as ’Fault Max’ for curve 4. 
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5.9 Recloser	2‐R10838	
Table 5‐9: Reference table ‐ Protection zone of recloser 2‐R10838 
Feeder 
Geographic layout  Figure 5‐3 
Single line diagram  Figure 5‐4 
Single line diagram with settings  Figure 5‐11 
Grading study chart  Figure 5‐12 
Protection Zone 
Single line diagram  Figure 5‐9 
Protection setting factors table  Table 5‐10 
Additional network data  Table 5‐11 
Recloser 2‐R10838 is a modern electronic controlled unit manufactured by Noja Power 
which does have negative phase sequence protection capabilities.  It  is  installed on the 
three phase section of line upstream from the devices discussed in the previous sections. 
 
Figure 5‐9: Single line diagram ‐ Recloser 2‐R10838 
 
Table 5‐10: Protection setting factors ‐ Recloser 2‐R10838 and circuit breaker MGA3B2 
  Line to Line Fault (A) 
Grading Study  
Curve No# 
Lowest Fault Level in Zone: Transformer 2‐51020  277  ‐ 
Primary 
Protection 
Recloser 
2‐R10838  Pickup 
Maximum (Factor of 2)  138.5  ‐ 
Setting: Overcurrent  50  2 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  25  3 
Backup 
Protection 
ZS Feeder 
Circuit 
Breaker 
MGA3B2 
Pickup 
Maximum (Factor of 1.5)  184.7  ‐ 
Setting: Overcurrent  100  1 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  ‐  ‐ 
 
Table 5‐11: Additional network data ‐ Protection zone of recloser 2‐R10838 
Recloser: 2‐R10838 
Load current (A)  40  Figure 11‐2 
Maximum fault level (A)  894 
Figure 11‐10 Network Impedance: Positive sequence (Ω)  5.42 + j5.41 
Network Impedance: Zero sequence (Ω)  1.48 + j6.59 
Min. fault Level 
Transformer: 2‐51020  Network Impedance: Positive sequence (Ω)  18.95 + j6.02  Figure 11‐9 
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The  lowest  fault  level  in  the  primary  protection  area  for  recloser  2‐R10838  occurs  at 
transformer 2‐51020, being 277 A  for a  line  to  line  fault. Based on this,  the maximum 
permissible primary protection pickup at recloser 2‐R10838 is 138.5 A. Given that the load 
current is only 40 A through this recloser, a 50 A pickup is selected as this allows for load 
current, and also provides backup protection coverage further into the network down to 
fault levels of 75 A. The 50 A pickup setting is listed in the ‘I Set Amp’ column of the grading 
study for curve 2. 
Although recloser 2‐R10838 can successfully provide primary protection to the section of 
network  it  is  responsible  for,  it  cannot  provide  adequate  backup  protection  to  the 
required  sections  of  network  beyond  the  downstream  reclosers.  The  fault  level  at 
distribution  transformer  2‐51627,  downstream of  recloser  2‐R47011,  is  38  A.  Refer  to 
Table 5‐7 on page 71. This requires a backup protection setting of no more than 25 A. 
Refer to the orange star in Figure 5‐11 on page 79, and Figure 5‐12 on page 80. Recloser 
2‐R10838 cannot provide this backup protection using a traditional overcurrent setting of 
25 A as the load current through it is 40 A, and the overcurrent pickup needs to be higher 
than this, or it will trip for normal load. 
Traditionally, the choice of solutions would be either install fuses, or reconduct the line in 
order  to  increase  fault  levels  at  distribution  transformer  2‐51627.  However,  installing 
fuses in series with a recloser is not ideal. The other option of reconducting the line will 
be done in the future, but not for approximately 12 to 24 months.  
This  is  a  prime  example  of  where  negative  phase  sequence  protection  can  be 
implemented on the high voltage distribution network to provide the required protection 
coverage,  whilst  also  saving  considerable  time  and  costs.  A  negative  phase  sequence 
protection setting with an equivalent phase current pickup of 25 A (or 25 ൊ	√3 if specified 
in terms of ܫିሻ would provide the required backup protection to distribution transformer 
2‐51627.  This  can  be  implemented  immediately  without  any  network  augmentation, 
material or equipment costs beyond that needed to apply the settings which can be done 
at the same time as the normal overcurrent and earth fault settings. This 25 A negative 
phase sequence protection setting is included in the grading study as curve 3, Figure 5‐12.  
On  first  inspection of  the grading study  in Figure 5‐12,  it would appear  that  there  is a 
malgrade between the overcurrent and negative phase sequence protection curves for 
recloser 2‐R10838, however, this is not an actual malgrade. As these curves are on the 
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same device, it simply means that the negative phase sequence curve, being faster than 
the  overcurrent, will  operate  first  for  a  fault with  a  negative  sequence  component  of 
sufficient value. If a fault does not have a negative sequence component (or insufficient 
component), the overcurrent curve will pick up and operate the recloser. 
The time taken to clear a 38 A fault with the selected negative phase sequence curve is 
approximately three seconds. This meets the aim for backup protection.  
The highest fault level that recloser 2‐R10838 will see is at its actual location, being 894 A 
during a line to earth fault. This 894 A is inserted into the ‘Fault Max’ column of the grading 
study, which ends curve 2 and 3 at that point. 
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5.10 Feeder	circuit	breaker	MGA3B2	
Table 5‐12: Reference table ‐ Protection zone of circuit breaker MGA3B2 
Feeder 
Geographic layout  Figure 5‐3 
Single line diagram  Figure 5‐4 
Single line diagram with settings  Figure 5‐11 
Grading study chart  Figure 5‐12 
Protection Zone 
Single line diagram  Figure 5‐10 
Protection setting factors table  Table 5‐13 
Additional network data  Table 5‐14 
The identifier for the feeder circuit breaker at Munga zone substation supplying the case 
study area is MGA3B2. It is a recloser manufactured by Nu‐Lec (Schneider), and does have 
negative phase sequence protection capabilities. 
 
Figure 5‐10: Single line diagram ‐ Circuit breaker MGA3B2 
Table 5‐13: Protection setting factors ‐ Circuit breaker MGA3B2 
  Line to Line Fault (A) 
Grading 
Study  
Curve No# 
Lowest Fault Level in Zone: Transformer 2‐50590  650  ‐ 
Primary 
Protection 
Feeder 
Circuit 
Breaker 
MGA3B2 
Pickup 
Maximum (Factor of 2)  325  ‐ 
Setting: Overcurrent  100  1 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  ‐  ‐ 
 
Table 5‐14: Additional network data ‐ Protection zone of circuit breaker MGA3B2 
Feeder circuit breaker 
MGA3B2 
Load current (A)  77  Figure 11‐3 Figure 11‐4 
Maximum fault level (A)  1,270 
Figure 11‐12 Network Impedance: Positive sequence (Ω)  4.62 + j4.50 
Network Impedance: Zero sequence (Ω)  0.26 + j2.61 
Min. fault Level 
Transformer: 2‐50590  Network Impedance: Positive sequence (Ω)  6.44 + j5.49  Figure 11‐11 
The backup protection for feeder circuit breaker MGA3B2 is beyond the scope of this case 
study. 
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A  maximum  of  32  A  was  recorded  at  the  zone  substation  by MGA3B1,  and  45  A  by 
MGA3B2 during summer of 2016, which aligns with long term historical data. The load on 
both of these feeders is required to be considered as there is a possibility that they could 
be  paralleled  using  the  normally  open  point  outside  the  zone  substation.  When  this 
occurs, the overcurrent protection needs to be set so that it does not trip for load current.  
It will be taken that the possible total load for this feeder is 77 A. (32 ൅ 45 ൌ 77)  
It is interesting to note that a phase on MGA3B2 has significantly more load that b and c 
phase. This could be due to more single phase loads, or single phase spurs connected to 
a phase. This unbalance will  result  in some normally present negative phase sequence 
current during un‐faulted conditions being present on the line. Actual instantaneous and 
co‐incident full phase current would be required in order to calculate and quantify this 
normally present negative phase sequence current. Alternately, some devices can record 
negative phase sequence current. Unfortunately, neither were available for the devices 
on this feeder. 
The  lowest  fault  level  that  feeder  circuit  breaker  MGA3B2  needs  to  provide  primary 
protection  for occurs at  transformer 2‐50590, being 650 A  for  a  line  to  line  fault.  The 
maximum overcurrent pickup permissible to protect this is 325 A for primary protection 
utilising the standard factor of two.  
After considering the relevant data, an overcurrent pickup setting for MGA3B2 is selected 
to be 100 A. This permits MGA3B1 and MGA3B2 to be paralleled, and also allows for the 
significant  cold  load  that  has  historically  be  present  on  this  feeder  due  to  extended 
outages when faults occur in areas that are difficult to access. A 100 A pickup also provides 
the required primary and backup protection to relevant sections of the feeder based on 
minimum fault levels. This 100 A setting is present in the ‘I Set Amp’ column of the grading 
study table for curve 1. Refer to Figure 5‐12. 
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5.11 Earth	fault	and	sensitive	earth	fault	settings	
Detailed discussion on the earth fault and sensitive earth fault settings are beyond the 
scope  of  this  case  study.  However,  it  can  be  taken  that  the  negative  phase  sequence 
protection is graded above earth fault settings. 
5.12 Transformer	fuse	grading	
In this case study, the highest rated transformer fuses were installed on SWER isolation 
transformer 2‐51403. The upstream protection was able to be graded above these fuses, 
which is desirable where ever possible to aid with protection selectivity. 
Recloser protection settings are usually graded above transformer fuses where possible 
so that a transformer fault does not cause the recloser to trip, and isolate supply to more 
customers than is necessary. 
5.13 Grading	study	and	summary	
This  case  study  demonstrates  how  negative  phase  sequence  protection  can  be 
implemented on  the high voltage distribution network  to provide protection  coverage 
that  could  not  be  achieved  using  traditional  overcurrent  settings  without  significant 
network augmentation. This approach provides better protection coverage and reduces 
risk  whilst  minimising  expense  and  labour  requirements  as  an  interim  measure  till 
reconducting and equipment upgrades can be completed. 
Figure 5‐12 contains the grading study with curves for each protection device, and a table 
with the protection setting data and specifications that are used to construct the curves. 
The  table  content  is  populated  from  information  in  this  case  study.  The  parameters 
required to construct the curve include maximum fault levels, pickup settings (I Set Amps), 
curve type, time multiplier, instantaneous settings, and grading time.   
Of particular note is curve 2 and 3 which is the overcurrent and negative phase sequence 
protection for recloser 2‐R10838. Figure 5‐11 assists with explaining the grading study. 
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Figure 5‐11: Single line diagram and protection setting data ‐ Moparrabah spur 
 The orange star denotes the lowest fault level in the area that recloser 2‐R47011 provides 
primary  protection  to.  If  this  recloser  fails,  or  needs  to  be  taken  out  of  service  for 
maintenance, upstream recloser 2‐R10838 must be able to provide backup protection to 
this location. The minimum fault level is 38 A, which means that the maximum primary 
protection  setting  is 19 A, and  the maximum backup protection  setting  is 25 A. These 
maximum settings are obtained using the operating factor of 2 for primary protection, 
and 1.5 for backup protection as detailed in section 4.2.3.  
As the load current through recloser 2‐R10838 is 40 A, the overcurrent pickup cannot be 
less  than  that.  However,  negative  phase  sequence  protection  can  be  set  below  load 
current. A negative phase sequence protection setting of 25 A (equivalent phase current) 
allows recloser 2‐R10838 to provide backup protection coverage through to transformer 
2‐51627. 
This  demonstrates  a  practical  example  of  how  the methodologies  put  forward  in  this 
thesis are utilised to implement negative phase sequence protection in order to provide 
protection  coverage  on  a  real  distribution  network  that  could  not  be  achieved  with 
traditional overcurrent protection. 
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 Figure 5‐12: Grading study ‐ MGA3B2 ‐ Moparrabah spur 
The orange star and dashed orange  line represents  the 38 A fault  level at  transformer 
2‐51627.  This  grading  study  demonstrates  how  the  traditional  overcurrent  setting  
(curve 2) on recloser 2‐R10838 cannot provide adequate backup protection for a fault at 
transformer 2‐51627. However, implementing curve 3 as a 25 A negative phase sequence 
setting (equivalent phase current) on recloser 2‐R10838 does indeed provide the required 
backup protection.  
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Chapter 6 
6 Case	Study	2	
6.1 Byabarra	zone	substation	‐	BYA7781	Yarras	11	kV	feeder	
Byabarra zone substation  is  located  in the village from which  it draws  its name, and  is 
approximately 22 km from Wauchope towards Comboyne. It services predominantly rural 
loads, villages and some small commercial sites such as mills, service stations and holiday 
retreats.  
 
Figure 6‐1: Location diagram ‐ Byabarra zone substation (Essential Energy 2008c) 
 
The incoming 33 kV that supplies the substation is at the end of a radial line from Essential 
Energy’s Rocks  Ferry  zone  substation  at Wauchope.  This  incoming 33  kV  supplies  two 
33 kV to 11 kV power transformers rated at 2.5 / 3.25 MVA ONAF (Oil Natural Air Forced) 
and 2.5 MVA ONAN (Oil Natural Air Natural). Transformer 1  is normally out of service, 
whilst Transformer 2 is used as a stand‐by.  
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There is a single 33 kV recloser that is switched between the primary sides of the power 
transformers depending on which one  is  in service. There is one 11 kV recloser on the 
secondary side of each power  transformer  functioning as  transformer circuit breakers. 
The 11 kV transformer circuit breakers feed a solid galvanised busbar arrangement which 
supplies the two reclosers that are functioning as outgoing 11 kV feeder circuit breakers, 
being  BYA7781  ‘Yarras’,  and  BYA7782  ‘Comboyne’.  These  two  11  kV  feeders  can  be 
paralleled via a disconnector (ABS) inside the zone substation.  
BYA771 has two normally open points that can be closed to create a field connection to 
other  feeders.  These  feeders  are  KIS7681  from  the  Koree  Island  zone  substation,  and 
BYA7782 from Byabarra zone substation, however this connection is only single phase, so 
offers limited ability to transfer load. 
6.2 Case	study	scope	‐	Entire	feeder	
Feeder BYA7781 contains many of  the elements  relevant  to  this  thesis  including  three 
phase and single phase, reclosers, fuses and low fault levels. Although BYA7781 does have 
connection to KIS7682, and limited connection to BYA7782, a complete review of these 
two other feeders and inclusion of that detail is beyond the scope of this case study. It will 
be  taken  that  the  protection  scheme  put  forward  for  BYA7781  allows  for  these  two 
connections. 
6.3 Feeder	arrangement	
The 11 kV feeder BYA7781 exits Byabarra zone substation as a three phase line utilising 
6/1/0.118 ACSR/GZ (Aluminium Conductor, Galvanised Steel Reinforced). It then turns to 
6/1/0.093 ACSR/GZ, and 7/0.080 HDBC (Hard Drawn Bare Copper) in the vicinity of the 
open point with feeder KIS7682.  Through the village of Long Flat, there is a small section 
of 7/4.50 AAAC before returning to 6/1/0.118 ACSR/GZ.  
The spur beyond recloser 2‐R12105 is 6/1/0.093 ACSR until fuse 2‐F42223 and 2‐F42224 
where it changes to 3/2.75 SC/GZ.  3/2.75 SC/GZ is utilised beyond fuse 2‐F42229, recloser 
2‐R43302, 2‐R42233 and 2‐R42951. The distance from fuse 2‐F42484 on the Birdwood 
spur to Byabarra zone substation is approximately 49 km. 
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Figure 6‐2: Geographic network diagram – 11 kV feeder BYA7781 (Essential Energy 2016a) 
 
Figure 6‐3: Single line diagram ‐ 11kV feeder BYA7781 
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6.4 Application	of	negative	phase	sequence	protection	
All of the fuses shown in the single line diagram are installed in series along the feeder. It 
would  be  desirable  to  reduce  the  number  of  these  fuses.  Negative  phase  sequence 
protection can assist with this by extending the effective protection reach of a recloser, 
thereby enabling the removal of fuses in series along the feeder. 
As recloser 2‐R42951 and recloser 2‐R12105 are installed on single phase sections of line, 
negative phase sequence protection cannot be successfully implemented on them. As per 
scenario  2  in  section  4.4.8  of  this  thesis,  if  an  upstream  recloser  has  negative  phase 
sequence protection, it must grade above the downstream reclosers overcurrent curve (if 
it  does  not  have  negative  phase  sequence  protection).  In  this  case  study,  that means 
whilst recloser 2‐R42221 can have a negative phase sequence protection setting, it must 
grade above the overcurrent curve of recloser 2‐R12105 and 2‐R42951. This means that 
the negative phase sequence protection of 2‐R42221 cannot be set to reach as far as it 
could be if all of the downstream reclosers also had negative phase sequence protection. 
Unfortunately, this reduces the number of fuses that can be removed.  
The lowest line to line fault level in this case study is 26 A at the end of the feeder past 
recloser 2‐R42233. If there were no inline series fuses on the feeder, recloser 2‐R42221 
would have  to provide backup protection  to  this  location. A negative phase  sequence 
protection setting implemented on 2‐R42221 that was low enough to do this would not 
provide enough grading room for an overcurrent curve to fit below it, yet above the fuses 
protecting the distribution transformers. The result is that not all fuses can be removed 
in this case study. 
6.5 Feeder	loads	
As with  the  case  study  1,  the  load  on  feeder  BYA7781  and  BYA7782 was  attained  by 
historical RIN data and confirmed against load current recorded by electronic reclosers 
using TrendSCADA software. Anomalies such as positive and negative spikes are ignored 
for the purpose of determining normal load current. 
6.6 Earth	fault	and	sensitive	earth	fault	settings	
Detailed discussion on the earth fault and sensitive earth fault settings are beyond the 
scope  of  this  case  study.  However,  it  is  preferable  that  negative  phase  sequence 
protection is graded above earth fault settings where ever possible. 
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6.7 Recloser	2‐R42233	
Table 6‐1: Reference table ‐ Protection zone of recloser 2‐R42233 
Feeder  Geographic layout  Figure 6‐2 Single line diagram  Figure 6‐3 
Protection Zone 
Single line diagram  Figure 6‐4 
Grading study chart  Figure 6‐6 
Protection setting factors table  Table 6‐2 
Additional network data  Table 6‐3 
Recloser 2‐R42233 is an electronic controlled unit manufactured by Nu‐Lec (Schneider) 
that is installed on the Birdwood spur in the vicinity of Forbes River Road.  
 
Figure 6‐4: Single line diagram ‐ Recloser 2‐R42233 
Table 6‐2: Protection setting factors ‐ Recloser 2‐R42233 and recloser 2‐R42221 
  Line to Line Fault (A) 
Grading Study 
Curve No# 
Lowest Fault Level in Zone: Transformer 2‐40377  26  ‐ 
Primary 
Protection 
Recloser 
2‐R42233  Pickup 
Maximum (Factor of 2)  13  ‐ 
Setting: Overcurrent  20  5 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  13  6 
Lowest fault Level for Backup to Zone: Fuse 2‐F10344  37  ‐ 
Backup 
Protection 
Recloser 
2‐R42221  Pickup 
Maximum (Factor of 1.5)  24.7  ‐ 
Setting: Overcurrent  60  3 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  23  4 
 
Table 6‐3: Additional network data ‐ Protection zone of recloser 2‐R42233 
Recloser: 2‐R42233 
Load current (A)  8.5  Figure 12‐1 
Maximum fault level (A)  214  Figure 12‐10 Network Impedance: Positive sequence (Ω)  16.62 + j29.66 
Min. fault Level 
Transformer: 2‐40377  Network Impedance: Positive sequence (Ω) 
206.99 + 
j23.69  Figure 12‐8 
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The lowest line to line fault level on the section of line protected by recloser 2‐R42233 is 
26 A at distribution transformer 2‐40377, which is at the end of that section of line. The 
maximum protection pickup permissible to protect this is 13 A utilising the standard factor 
of two. A negative phase sequence protection setting of 13 A will be applied to recloser 
2‐R42233, which is shown as curve 6 in Figure 6‐6 on page 88. A clearing time of less than 
one second for the worse case fault is achieved with this primary protection.  
Backup protection to transformer 2‐40377 from recloser 2‐R42221 is not possible due to 
the factors mentioned in section 6.4 of this thesis. Fuses 2‐F10344 will need to be retained 
with 8 A elements. Similarly, fuses 2‐F43518 will also be retained with 8 A elements.  
The 8 A elements in fuse 2‐F10344 and fuse 2‐F43518 will grade above the negative phase 
sequence protection curve in recloser 2‐R42233. This will enable the recloser to operate 
for  transient  line to  line  faults without blowing the fuses,  thereby  improving customer 
outage times as a technician will not be required to attend the site to replace blown fuses. 
With  fuse  2‐F10344  and  fuse  2‐F43518  retained,  the  lowest  fault  level  that  recloser 
2‐R42221 needs to provide backup protection for is 37 A at fuse 2‐F10344. Refer to Figure 
12‐9.  The maximum pickup permissible  to  achieve  this  is  24 A  ሺ37	 ൊ 1.5 ൌ 24.67ሻ.  A 
negative phase sequence setting of 23 A applied to recloser 2‐R42221, and the reason for 
it further explained in section 6.8. This setting is shown as curve 4 in Figure 6‐6. A clearing 
time of 2 seconds is achieved for the worst case fault with this backup protection. 
The lowest fault level on the three phase section of this line is 50 A. An overcurrent setting 
of 20 A will be applied to recloser 2‐R42233 as this grades below the upstream recloser 2‐
R42221 negative phase sequence curve. 
Each distribution transformer has a set of K type drop out fuses on its primary side. These 
fuses must  be  selected  in  accordance with  Essential  Energy’s  fusing  policy  CEOS5099. 
Where possible, these should grade below any upstream overcurrent and negative phase 
sequence protection. All but one transformer on this section has 5 A fuses installed, which 
do grade below the upstream overcurrent protection, but are very similar to the negative 
phase  sequence  protection  curve.  It  is  possible  that  an  earth  fault  beyond  these 
transformer fuses will trip the recloser (on an earth fault curve) before the transformer 
fuses, which would not be unusual. A line to line fault beyond these fuses may be cleared 
by  the  reclosers negative phase  sequence  curve on  the  first  shot, but  is  likely  to have 
stressed the fuse element to the point of blowing and clearing a fault during subsequent 
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trip and reclose attempts, thus leaving the line energised and only isolating the faulted 
transformer.   
One transformer has a set of 8 A fuses, being for a 63 kVA three phase transformer. These 
8 A fuses do grade below the overcurrent curve of upstream recloser 2‐R42233, but not 
the negative phase sequence curve. This is considered to be a reasonable compromise.  
The highest fault level that recloser 2‐R42233 will see is at its actual location, being 214 A 
during a three line fault. Refer to Figure 12‐10. This maximum fault level is used in the 
grading study to provide an end point for the reclosers protection curve. 
A grading  time of 0.3  seconds has been  selected  for  the  grading  study  to ensure  that 
sufficient time is allowed between devices so as to avoid a malgrade. This 0.3 seconds 
allows enough time for the device to pickup a fault, operate and clear the fault. The value 
of 0.3 seconds is a legacy quantity that was used to grade old style hydraulic reclosers. 
Most modern electronic controlled reclosers,  including those used by Essential Energy, 
only require 0.1 seconds. Therefore, the 0.3 seconds used in these grading studies is very 
conservative, which means the curves can be positioned extremely close and there will 
not  be  a malgrade  issue.  The  0.3  seconds  is  shown  in  the  ‘Grad  Time’  column  of  the 
grading study table.  
The following fuses can be removed; 2‐R42484, 2‐R42485, 2‐F42235, 2‐R10438. 
 
Figure 6‐5: Recloser 2‐R42233 (Essential Energy 2008b) 
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Figure 6‐6: Grading study ‐ Recloser 2‐R42233 
It should be noted that curve 3 and 4 are for the same device. Although it may appear that 
there is a malgrade between these curves in the vicinity of 120 A, it is not so. For a fault 
with  less than 260 A negative phase sequence current (equivalent), curve 4 will pickup 
first and operate recloser 2‐R42221. For faults greater than 260 A, curve 3 will operate the 
same recloser. The same concept applies for curve 5 and 6, as they are both on recloser 
2‐R42233. 
Curve 11 represents fuses installed on the primary side of each distribution transformer. 
As discussed earlier in this section, it may be the case that the recloser operates faster 
than one of these fuses for the first shot (trip/reclose operation), however it is likely that 
the fuse will blow during one of the subsequent recloser shots, which is desirable.    
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6.8 Recloser	2‐R43302	
Table 6‐4: Reference table ‐ Protection zone of recloser 2‐R43302 
Feeder  Geographic layout  Figure 6‐2 Single line diagram  Figure 6‐3 
Protection Zone 
Single line diagram  Figure 6‐7 
Grading study chart  Figure 6‐8 
Protection setting factors table  Table 6‐5 
Additional network data  Table 6‐6 
Recloser 2‐R43302 is an electronic controlled unit manufactured by Noja Power, and is 
installed on a three phase spur near the road leading to Mount Seaview resort.  
 
Figure 6‐7: Single line diagram ‐ Recloser 2‐R43302 
Table 6‐5: Protection setting factors ‐ Recloser 2‐R43302 and recloser 2‐R42221 
  Line to Line Fault (A) 
Grading Study 
Curve No# 
Lowest Fault Level in Zone: Transformer 2‐41181  35  ‐ 
Primary 
Protection 
Recloser 
2‐R43302  Pickup 
Maximum (Factor of 2)  17.5  ‐ 
Setting: Overcurrent  17  7 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  ‐  ‐ 
Backup 
Protection 
Recloser 
2‐R42221  Pickup 
Maximum (Factor of 1.5)  23.3  ‐ 
Setting: Overcurrent  60  3 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  23  4 
 
Table 6‐6: Additional network data ‐ Protection zone of recloser 2‐R43302 
Recloser: 2‐R43302 
Load current (A)  6  Figure 12‐2 
Maximum fault level (A)  221  Figure 12‐12 Network Impedance: Positive sequence (Ω)  15.94 + j28.74 
Min. fault Level 
Transformer: 2‐41181  Network Impedance: Positive sequence (Ω)  153.78 + j20.9  Figure 12‐11 
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The lowest line to line fault level on the section of line protected by recloser 2‐R43302 is 
35 A at distribution transformer 2‐41181. The maximum setting permissible to provide 
primary protection is 17.5 A utilising the standard factor of two. A maximum 23.3 A setting 
is required at upstream recloser 2‐R42221 if it were to provide backup protection to the 
line beyond recloser 2‐R44302 without relying on fuses. An overcurrent pickup of 17 A is 
selected for recloser 2‐R43302, and entered into the ‘I Set Amp’ column for curve 7 of the 
grading  study.  This  results  in  a  clearing  time of  1.5  seconds  for  a  25 A  fault, which  is 
acceptable.  
A negative phase sequence protection setting of 23 A is implemented in upstream recloser 
2‐R42221 to provide backup protection to this section of line in the event that recloser  
2‐R43302 fails, or is taken out of service for maintenance. As this negative phase sequence 
protection can provide backup protection to this section of line, fuse 2‐F42945 and fuse 
2‐F10450  are  no  longer  required,  and  can  be  removed.  This  should  improve  supply 
restoration times, and reduce maintenance. 
Recloser 2‐R43302 does have negative phase sequence protection functionality, but it is 
not required as adequate coverage is provided by the overcurrent protection. 
The largest fuses on this section of line are a set of 50 A BBC‐K type drop out fuses on a 
300  kVA  three  phase  transformer  at  Mount  Seaview.  Where  possible,  the  upstream 
protection devices would be graded above these fuses. However, as can be seen by the 
load current in Figure 12‐2, the entire section of line does not draw much load, so grading 
upstream protection above the 50 A fuses would unnecessarily push the curves higher 
and slow them down which is not desirable. All other fuses are 5 A, and grade below the 
recloser 17 A overcurrent setting, which is desirable. 
The highest fault level that recloser 2‐R43302 will see is 221 A during a three line fault at 
its location. This maximum fault level is used in the grading study to provide an end point 
for the reclosers protection curve, as shown in the ‘Fault Max’ column. 
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 Figure 6‐8: Grading study ‐ Recloser 2‐R43302 
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6.9 Recloser	2‐R42951	
Table 6‐7: Reference table ‐ Protection zone of recloser 2‐R42951 
Feeder  Geographic layout  Figure 6‐2 Single line diagram  Figure 6‐3 
Protection Zone 
Single line diagram  Figure 6‐9 
Grading study chart  Figure 6‐10 
Protection setting factors table  Table 6‐8 
Additional network data  Table 6‐9 
Recloser 2‐R42951 is an electronic Nu‐Lec unit, and is installed on the Ellenborough spur 
to the west of Long Flat. 
 
Figure 6‐9: Single line diagram ‐ Recloser 2‐R42951 
Table 6‐8: Protection setting factors ‐ Recloser 2‐R42951 and recloser 2‐R42221 
  Line to Line Fault (A) 
Grading Study 
Curve No# 
Lowest Fault Level in Zone: Transformer 2‐40561  64  ‐ 
Primary 
Protection 
Recloser 
2‐R42951  Pickup 
Maximum (Factor of 2)  32  ‐ 
Setting: Overcurrent  17  8 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  ‐  ‐ 
Backup 
Protection 
Recloser 
2‐R42221  Pickup 
Maximum (Factor of 1.5)  42.7  ‐ 
Setting: Overcurrent  60  3 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  23  4 
 
Table 6‐9: Additional network data ‐ Protection zone of recloser 2‐R42951 
Recloser: 2‐R42951 
Load current (A)  6  Figure 12‐3 
Maximum fault level (A)  332  Figure 12‐14 Network Impedance: Positive sequence (Ω)  11.44 + j19.12 
Min. fault Level 
Transformer: 2‐40561  Network Impedance: Positive sequence (Ω)  84.71 + j14.49  Figure 12‐13 
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The lowest line to line fault level on the section of line protected by recloser 2‐R42951 is 
64 A at distribution transformer 2‐40561. The maximum overcurrent pickup permissible 
to protect this section is 32 A utilising the standard factor of two. As this is a single phase 
section of line, negative phase sequence protection cannot be successfully implemented, 
however it is also not required as primary protection can be achieved with overcurrent 
protection.   An overcurrent pickup of 17 A is selected as it grades below the upstream 
recloser curves, and above the transformer fuses. This setting is entered into the ‘I Set 
Amp’ column for curve 8 of the grading study. 
A maximum 42.7 A is required at upstream recloser 2‐R42221 if it is to provide backup 
protection to the line beyond recloser 2‐R42951 without relying on these fuses. (64	 ൊ
1.5 ൌ 42.7ሻ. As stated in previous sections, upstream recloser 2‐R42221 has a negative 
phase sequence protection setting of 23 Amps. This is an important demonstration of how 
negative  phase  sequence  protection  can  still  be  used  successfully  to  provide  backup 
protection to a single phase section of line from an upstream recloser on the three phase 
section of the line.  
As recloser 2‐R42221 can successfully provide backup protection to this section of  line 
using  negative  phase  sequence  protection,  fuse  2‐F42226  and  fuse  2‐F42226  can  be 
removed. This is likely to reduce supply restoration times after an outage, and required 
maintenance.  
The highest fault levels for this section is 332 A at recloser 2‐R42951. This is included in 
the ‘Fault Max’ column of the grading study.  
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Figure 6‐10: Grading study ‐ Recloser 2‐R42951 
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6.10 Recloser	2‐R12105	
Table 6‐10: Reference table ‐ Protection zone of recloser 2‐R12105 
Feeder  Geographic layout  Figure 6‐2 Single line diagram  Figure 6‐3 
Protection Zone 
Single line diagram  Figure 6‐11 
Grading study chart  Figure 6‐13 
Protection setting factors table  Table 6‐11 
Additional network data  Table 6‐12 
Recloser 2‐R12105  is an electronic controlled unit by Noja Power that  is  installed on a 
single phase spur to Kindee, east of Long Flat. 
 
Figure 6‐11: Single line diagram ‐ Recloser 2‐R12105 
Table 6‐11: Protection setting factors ‐ Recloser 2‐R12105 and recloser 2‐R42221 
  Line to Line Fault (A) 
Grading Study 
Curve No# 
Lowest Fault Level in Zone: Transformer 2‐41767  86  ‐ 
Primary 
Protection 
Recloser 
2‐R12105  Pickup 
Maximum (Factor of 2)  32  ‐ 
Setting: Overcurrent  17  10 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  ‐  ‐ 
Backup 
Protection 
Recloser 
2‐R42221  Pickup 
Maximum (Factor of 1.5)  57.3  ‐ 
Setting: Overcurrent  60  3 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  23  4 
 
Table 6‐12: Additional network data ‐ Protection zone of recloser 2‐R12105 
Recloser: 2‐R12105 
Load current (A)  10  Figure 12‐4 
Maximum fault level (A)  317  Figure 12‐16 Network Impedance: Positive sequence (Ω)  13.76 + j10.53 
Min. fault Level 
Transformer: 2‐41767  Network Impedance: Positive sequence (Ω)  62.38 + j14.72  Figure 12‐15 
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Although this section of line is only single phase, the recloser is a three phase electronic 
Noja Power unit as shown in Figure 6‐12. The centre bushings are not connected. This 
recloser  does  have  negative  phase  sequence  capabilities,  but  there  is  no  benefit  to 
implementing it at this location as the network is only single phase. 
The lowest line to line fault level protected by recloser 2‐R12105 is 86 A at distribution 
transformer 2‐41767.  The maximum pickup permissible  for primary protection  is 43 A 
utilising  the  standard  factor  of  two.  A  pickup  of  17  A  is  selected  as  it  grades  below 
upstream protection curves, and above the transformer fuses. This 17 A setting is entered 
into the ‘I Set Amp’ column for curve 10 of the grading study. 
A maximum pickup of 57.3 A is required at upstream recloser 2‐R42221 to provide backup 
protection  to  the  line  beyond  recloser  2‐R12105  if  the  existing  inline  series  fuses  are 
removed. As stated in previous sections, a negative phase sequence protection setting of 
23 A is applied to recloser 2‐R42221. As this recloser can provide backup with negative 
phase sequence protection, fuse 2‐F42223 and fuse 2‐F42224 can be removed. 
The highest fault level that recloser 2‐R12105 will see is at its actual location, being 317 A 
during a line to line fault. This maximum fault level is used in the grading study to provide 
an end point for the reclosers protection curve, and is shown in the ‘Fault Max’ column. 
                                     
Figure 6‐12: Recloser 2‐R12105 (Essential Energy 2008e) 
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Figure 6‐13: Grading study ‐ Recloser 2‐R12105 
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6.11 Recloser	2‐R42221	
Table 6‐13: Reference table ‐ Protection zone of recloser 2‐R42221 
Feeder  Geographic layout  Figure 6‐2 Single line diagram  Figure 6‐3 
Protection Zone 
Single line diagram  Figure 6‐14 
Grading study chart  Figure 6‐15 
Protection setting factors table  Table 6‐14 
Additional network data  Table 6‐15 
Recloser 2‐R42221 is an electronic controlled unit manufactured by Nu‐Lec (Schneider). It 
is installed in the main line east of Long Flat, before the Kindee spur.  
 
Figure 6‐14: Single line diagram ‐ Recloser 2‐R42221 
Table 6‐14: Protection setting factors ‐ Recloser 2‐R42221 and circuit breaker BYA7781 
  Line to Line Fault (A) 
Grading Study 
Curve No# 
Lowest Fault Level in Zone: Transformer 2‐40882  61  ‐ 
Primary 
Protection 
Recloser 
2‐R42221  Pickup 
Maximum (Factor of 2)  30.5  ‐ 
Setting: Overcurrent  60  3 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  23  4 
Backup 
Protection 
Feeder 
Circuit 
Breaker 
BYA7781 
Pickup 
Maximum (Factor of 1.5)  40.7  ‐ 
Setting: Overcurrent  110  1 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  40  2 
 
Table 6‐15: Additional network data ‐ Protection zone of recloser 2‐R42221 
Recloser: 2‐R42221 
Load current (A)  30  Figure 12‐5 
Maximum fault level (A)  380  Figure 12‐18 Network Impedance: Positive sequence (Ω)  10.24 + j16.72 
Min. fault Level 
Transformer: 2‐40882  Network Impedance: Positive sequence (Ω)  88.85 + j18.27  Figure 12‐17 
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This  recloser  is  upstream  from,  and  provides  backup  protection  to,  those  reclosers 
mentioned in previous sections of this case study, being, 2‐R42233, 2‐R43302, 2‐R42951, 
and 2‐R12105. 
The lowest line to line fault level on the section of line protected by recloser 2‐R42221 is 
61 A at distribution transformer 2‐40882, which is beyond existing fuse 2‐F42229. If this 
fuse was  removed,  the maximum overcurrent  pickup  for  primary  protection  is  30.5 A 
utilising  the  standard  factor  of  two.  As  stated  in  previous  sections,  a  negative  phase 
sequence  protection  setting  of  23  A  is  applied  to  recloser  2‐R42221.  This  provide 
adequate primary protection to this transformer.  
As the load current through this recloser peaks at 30 A, an overcurrent setting above this 
is required. 60 A is selected as is grades below the zone substation feeder circuit breaker 
overcurrent curve, and above load current.  
In order  to provide backup protection  to  transformer 2‐40882, a maximum protection 
pickup of 40.7 A  is required on feeder circuit breaker BYA7781 at the zone substation. 
(61	 ൊ 1.5 ൌ 40.67ሻ. A negative phase sequence setting of 40 A is applied, and is shown 
as curve 2 in Figure 6‐15. This setting means that fuse 2‐F42229 can be removed. 
An important point to note is that the negative phase sequence curve of feeder circuit 
breaker BYA7781 is actually graded under the overcurrent curve of downstream recloser 
2‐R42221. This  is possible because  the negative phase sequence protection curve 3 of 
recloser  2‐R42221  is  graded  below  the  negative  phase  sequence  curve  2  of  the  zone 
substation feeder circuit breaker BYA7781. This technique still ensures that selectivity is 
maintained  for  all  types  of  faults.  This  technique  was  not  discovered  in  any  of  the 
literature reviewed for this thesis. All of the documentation reviewed for this thesis stated 
that negative phase sequence curves must grade above downstream overcurrent curves. 
It  should be noted  that  it would not be possible  to provide protection  to  transformer  
2‐40882 without utilising negative phase sequence protection, or retaining fuse 2‐F42229. 
The highest fault level that recloser 2‐R42221 will see is at its actual location, being 380 A 
during a three line fault. This maximum fault level is used in the grading study to provide 
an end point for the reclosers protection curve, and is shown in the ‘Fault Max’ column. 
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 Figure 6‐15: Grading study ‐ Recloser 2‐R42221 
Refer to previous sections in this case study to inspect the relationship between curve 3 
and 4, and downstream devices. 
This grading study shows that an upstream device (BYA7781) can have a negative phase 
sequence protection pickup (curve 2) lower than the overcurrent pickup of a downstream 
device (2‐R42221 curve 3) provided the downstream device also have a negative phase 
sequence setting (curve 4), and it grades below the upstream negative phase sequence 
setting (curve 2). This technique was discussed as method 3 in section 4.5.3 on page 57 of 
this thesis. However, it was not discovered in any literature reviewed for this thesis. 
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6.12 Feeder	circuit	breaker	BYA7781	
Table 6‐16: Reference table ‐ Protection zone of circuit breaker BYA7781 
Feeder  Geographic layout  Figure 6‐2 Single line diagram  Figure 6‐3 
Protection Zone 
Grading study chart  Figure 6‐15 
Single line diagram  Figure 6‐16 
Protection setting factors table  Table 6‐17 
Additional network data  Table 6‐18 
The  feeder  circuit  breaker  in  Byabarra  zone  substation  for  BYA7781  is  an  electronic 
controlled Nu‐Lec (Schneider) recloser. 
 
Figure 6‐16: Single line diagram ‐ Circuit breaker BYA7781 
Table 6‐17: Protection setting factors ‐ Circuit breaker BYA7781 
  Line to Line Fault (A) 
Grading Study 
Curve No# 
Lowest Fault Level in Zone: Transformer 2‐10485  207  ‐ 
Primary 
Protection 
Feeder 
Circuit 
Breaker 
BYA7781 
Pickup 
Maximum (Factor of 2)  103.5  ‐ 
Setting: Overcurrent  110  1 
Setting: Neg. Ph. Sequence 
(Equivalent phase current)  40  2 
 
Table 6‐18: Additional network data ‐ Protection zone of circuit breaker BYA7781 
Feeder Circuit Breaker 
BYA7781 
Load current (A)  85  Figure 12‐6 Figure 12‐7 
Maximum fault level (A)  1,570 
Figure 12‐20 Network Impedance: Positive sequence (Ω)  2.28 + j4.04 
Network Impedance: Zero sequence (Ω)  0.30 + j3.04 
Min. fault Level 
Transformer: 2‐10485  Network Impedance: Positive sequence (Ω)  24.56 + j10.26  Figure 12‐19 
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The grading study chart and curves for zone substation feeder circuit breaker BYA7781 is 
shown as Figure 6‐15 on page 100 in the previous section. 
The backup protection for feeder circuit breaker BYA7781 is beyond the scope of this case 
study. 
A  maximum  of  35  A  was  recorded  at  the  zone  substation  by  BYA7781,  and  50  A  by 
BYA7782 during 2016, which aligns with long term historical data. As these two feeders 
can be paralleled in the zone substation, the settings for BYA7781 must be able to carry 
the total load for both feeders. 85 A is selected as the expected maximum combined load.  
The recorded loads, network topology, conductor type and arrangement is used to scale 
the feeder model in Sincal as described in the methodology section of this thesis. 
The  lowest  fault  level  that  feeder  circuit  breaker  BYA7781  needs  to  provide  primary 
protection  for occurs at  transformer 2‐10485, being 207 A  for  a  line  to  line  fault.  The 
maximum pickup permissible to protect this is 103.5 A for primary protection utilising the 
standard  factor  of  two.  As  stated  in  the  previous  section,  a  negative  phase  sequence 
protection setting of 40 A is applied to feeder circuit breaker BYA7781 which will provide 
adequate primary protection. Refer to curve 2 of Figure 6‐15. 
After considering the relevant data, an overcurrent pickup setting of 110 A is selected for 
BYA7781. This permits BYA7781 and BYA7782 to be paralleled, and also allows for some 
cold load that can be present on this feeder due to extended outages when faults occur 
in areas that are difficult to access. This 110 A setting is present in the ‘I Set Amp’ column 
of the grading study table for curve 1.  
The highest fault level that recloser feeder circuit breaker BYA7781 will see is at its actual 
location, being 1,570 A during a three line fault. This maximum fault level is used in the 
grading study to provide an end point for the reclosers protection curve, and is shown in 
the ‘Fault Max’ column. 
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Chapter 7 
7 Results,	findings	and	recommendations	
7.1 Discussion	
The  results  specific  to  the  case  studies  in  chapter  5  and  6  are  contained within  their 
respective chapters. However, through researching and completing this thesis, a number 
of other  findings were made, which have also  lead to the recommendations being put 
forward in this chapter. 
7.2 Essential	Energy	protection	policies	and	practices	
Section  2.7.2  of  the  literature  review  discusses  Essential  Energy’s  policy  CEOP8002 
Protection Guidelines. At present,  this policy does not  include a provision  for negative 
phase sequence protection, and there is no other corporate documentation, or approach 
to utilising it on Essential Energy’s distribution network. 
Item 6 of  the project  specification  for  this  thesis was  to  provide  recommendations  to 
amend  Essential  Energy’s  protection  policies  and  practices  to  include  negative  phase 
sequence protection, where appropriate. 
This  thesis  sets out  the many advantages of negative phase  sequence protection,  and 
shows that it is particularly suitable for the type of distribution feeders typically found in 
Essential Energy’s network, especially, long feeders with low fault levels. The case studies 
in  chapter  5  and  6  are  based  on  real  feeders  from  Essential  Energy’s  network.  They 
demonstrate how negative phase sequence protection effectively extends the protection 
coverage offered by reclosers, and enables the removal of multiple inline series fuses. The 
removal of such fuses normally results in improved post fault supply restoration times, 
less maintenance, and labour required to operation the network.  
It  is  recommended  that  Essential  Energy  revise  CEOP8002  Protection  Guidelines,  and 
include negative phase sequence protection as an option for the distribution network. It 
is  suggested  that  the policy adopts  the techniques and approaches put  forward  in  the 
methodology section of this thesis.  A summary of suggested changes to this policy, and 
related practices includes: 
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 Speed  is  one  of  five  characteristics  that  should  be  considered  when  producing 
protection  settings.  Refer  to  section  2.4  on  page  21  of  this  thesis.  The  Protection 
Guidelines do not provide guidance on distribution network protection speed.    
 Primary protection should aim to clear the lowest fault in under one second. 
 Backup protection should aim to clear the lowest fault in under three seconds. 
 Where possible, negative phase sequence protection should be implemented instead 
of  inline series  fuses. Further,  inline series  fuses should be considered for removal 
where negative phase sequence protection can be  implemented and the coverage 
extended on existing reclosers. 
 Inline series fuses that are required for backup reasons should aim to be graded above 
the recloser providing primary protection. 
 Negative  phase  sequence  protection  should  aim  to  grade  above  earth  fault  and 
sensitive earth fault protection applied to the same recloser. 
 Negative  phase  sequence  protection  should  aim  to  grade  above  distribution 
transformer fuses. An exception may be made where fuses with a high current rating 
are on sections of line recorded as having low load current. 
 Auto‐reclose on a recloser should be set up in the same manner for both overcurrent 
and negative phase sequence protection. 
 The historical non‐faulted negative phase sequence current that is normally present 
on  the  network  should  be  attained  by  TrendSCADA  and  taken  into  account when 
settings are produced. Where TrendSCADA data is not available, it should be modeled 
using Sincal. 
 At present, a grading study chart is produced with all devices having a grading time of 
0.3  seconds minimum  between  them. Modern  reclosers  can  reliably  clear  a  fault 
significantly faster than this. It is recommended that this 0.3 seconds be amended to 
align  recommendations  by  the manufactures  of  Essential  Energy’s  period  contract 
equipment. 
 The Protection Guidelines state that an operating factor of three should be used when 
selecting  fuses.  It  also  reminds  the  reader  that  the  continuous  rating  of  a  fuse  is 
typically above the nominal rating. However, it does not state if the continuous rating, 
or the nominal rating is to be used to achieve the operating factor of three. This should 
be clarified. 
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 Modern reclosers have many other protection capabilities beyond overcurrent, earth 
fault,  sensitive  earth  fault  and  negative  phase  sequence.  These  other  capabilities 
should be explored and included if suitable for Essential Energy’s network. 
 Negative phase sequence protection can be graded below downstream overcurrent 
protection  in  some  circumstances,  as  detailed  in  the methodology  section  of  this 
thesis.  
 Commentary should be added to the protection guidelines on grading negative phase 
sequence protection using the effective phase current method, and then converting 
it  to the form used by the manufacturer of the recloser, which  is usually by either 
multiplying or dividing the pickup by √3. Reference should be made to the reclosers 
commonly  found  on  Essential  Energy’s  network,  and  the  technique  they  employ. 
Further details are included in section 4.4.2 on page 48. 
7.3 Other	recommendations	
Other recommendations that are relevant to network protection, but not appropriate for 
inclusion in Essential Energy’s Protection Guidelines are as follows:  
 As industry staff are often less familiar with negative phase sequence protection than 
traditional techniques, training should be provided to distribution planners, network 
operators, protection technicians, on‐call and field staff. 
 Further  investigations  should  be  made  to  determine  if  there  is  a  requirement  to 
disable  negative  phase  sequence  protection  during  various  network  switching 
scenarios. This would form part of Essential Energy’s network operations policies, not 
the Protection Guidelines. 
 Negative  phase  sequence  current  is  not  always  available  via  TrendSCADA  from all 
reclosers. A process should be put in place where reclosers with the capability to do 
so are reconfigured to record and report negative phase sequence currents.  
 At  present,  there  is  a  trial  being  conducted  at  Essential  Energy  on  replacement 
software for TrendSCADA, called Pi Historian by OSIsoft. To date, the indications are 
that this new software has much better data handling and analysis capabilities that 
would  add  significant  benefit  to  engineering  staff  producing  protection  settings, 
including  for  negative  phase  sequence  protection.  It  is  recommended  that  this 
software be implemented so that the limitations of TrendSCADA are addressed.  
 A Document Management System should be implemented for network models. The 
system  should  include  version  control,  status  workflows  (draft  or  validated),  and 
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access  controls  such  as  read‐only,  edit,  and  prohibit.  Metadata  would  provide 
information as  to  the date  the network data was extracted  from SmallWorld, who 
validated  the  model,  and  changed  status.  Versions  could  be  created  for  various 
scenarios including high load, low load, different switching arrangements, maximum 
and minimum source impedances, and notes added on voltage and thermal capacities 
for each arrangement.  
 A  formalised  report  format  should  be  developed  that  records  the  data  on  which 
protection settings were based, factors that were taken into consideration, intent of 
operating characteristics, and the grading study chart. This should be stored in the 
Document  Management  System  with  the  network  models  and  be  available  to 
planners for reference when reviewing settings, and to network operators and field 
staff to assist with fault analysis. 
 At  present,  there  are  no  records  on  how  any  single  phase  transformer  or  spur  is 
connected to  the  three phase network. That means  that assumptions are made  in 
network models, which is not ideal for their accuracy. All of Essential Energy’s network 
is being scanned by LiDAR over the coming five years. Although the technology may 
not be capable of  it at  the moment,  in  the  future  it would be  ideal  if  LiDAR could 
capture which phase each load and spur is connected to. 
 It is recommended that Essential Energy continue to investigate the Sincal software 
anomalies  discovered  whilst  producing  this  thesis.  The  outcome  of  these 
investigations will determine if any works are required to review existing protection 
settings,  voltage  regulation  schemes,  or  distribution  transformer  tapping  zones. 
Further details on the anomalies are in section 7.5 of this thesis. 
7.4 Other	findings	
Other findings that were not discovered in any literature reviewed for this thesis are: 
 The  zero  sequence  phasor  representation  in  terms  of  the  traditional  displaced 
method and stacked method put forward in this thesis. Refer to section 2.3.2, page 8. 
 Detailed examples and a methodology  for  implementing negative phase  sequence 
protection  on  the  distribution  network.  Refer  to  the methodology  chapter  of  this 
thesis, starting from section 4 on page 37. 
 Discussion on the characteristics of negative phase sequence current present on the 
distribution network during un‐faulted conditions. Specifically, that it will often have 
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an inverse relationship to load current where the negative phase sequence current is 
greatest at the end of a feeder. Refer to section 4.4 page 45. 
 Negative phase sequence protection can be effective at providing coverage to single 
phase spurs, but only in some circumstances as detailed in the methodology section 
of this thesis, starting from section 4 on page 37. 
 A perceived malgrade between negative phase sequence protection and overcurrent 
on the same device is acceptable. Refer to section 4.4.3 on page 48. 
 Negative phase  sequence protection  is not an effective  technique  for  reclosers on 
SWER parts of a network. Refer to section 4.4.4 on page 50. 
 In many cases, negative phase sequence protection may be most suitable for the last 
and second last recloser on a distribution feeder. Refer to section 4.4.6 on page 51. 
 The  ability  to  grade  an  upstream  negative  phase  sequence  pickup  below  a 
downstream overcurrent pickup in certain circumstances. Refer to section 4.4.8 on 
page 53, and section 4.5.3 on page 57. 
7.5 Sincal	software	anomalies	
Whilst completing the case studies for this thesis, two anomalies were discovered with 
the Sincal modeling software. The anomalies were brought to the attention of Essential 
Energy’s Electrical Network Modelling Analysis Group (ENMAG). ENMAG contacted the 
Australian consultants, called GHD, for the company that owns Sincal, being Siemens AG. 
7.5.1 Anomaly	1			
Anomaly 1 is related to the way Sincal deals with zero sequence impedance for double 
line to earth faults. Whilst performing various fault calculations for the case studies in this 
thesis,  it  was  noticed  that  although  Sincal  displayed  positive  and  zero  sequence 
impedance for single phase to earth faults, it did not display zero sequence impedance 
for double  line to earth faults.  It  is well understood that double  line to earth faults do 
involve  the zero sequence components  to  form the sequence network  for  this  type of 
fault.  Therefore,  zero  sequence  impedance  should  be  displayed,  and  used  in  the 
calculations. 
At the time of writing, discussions are on‐going between the author of this thesis (Scott 
Taylor),  Essential  Energy’s  ENMAG,  GHD  and  Siemens.  The  matter  has  not  yet  been 
resolved. An update to the software is expected to address the issue. 
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7.5.2 Anomaly	2	
Anomaly 2 is related to the way Sincal deals with positive sequence impedance for various 
types of  faults. Whilst performing various  fault calculations  for  the case studies  in  this 
thesis, it was noticed that the results for sequence impedance at a particular point on the 
network changed depending on the type of fault applied at that point. That is to say, when 
a particular node was selected in the model, the positive sequence impedance displayed 
by Sincal changed when different faults were applied.  
It  was  put  to  Siemens  by  the  author  of  this  thesis  (Scott  Taylor),  that  the  sequence 
impedance at a particular point on the network was for the most part, a function of the 
conductor material, diameter, distance to source, and arrangement relative to the other 
conductors. These factors do not change for different types of fault. What changes is how 
the sequence network is arranged with the given sequence impedances. 
The  discussion  on  this  anomaly  has  been  quite  detailed  and  is  still  ongoing.  As  yet, 
Siemens have not been able to provide an answer as to why the software behaves the 
way it does. An update may be required to address this issue. 
7.5.3 Sincal	anomaly	summary	
The anomalies discovered during the writing of this thesis impact the fault levels returned 
by Sincal. The protection settings produced for Essential Energy’s high voltage network 
are  based  on  these  fault  levels,  so,  their  accuracy,  and  the  confidence  in  them  is  of 
paramount importance. Further investigations will continue after the completion of this 
thesis to ensure that the data used to produce Essential Energy’s protection is correct. 
Siemens is an experienced, and established multi‐national company. Many engineering 
consultants and network businesses across the world use and rely on Sincal. Although the 
above mentioned anomalies may impact the data analysis and results in the case studies 
of this thesis, the point of the case studies is to demonstrate how the methodologies are 
applied  to  the  calculated  values,  not  the  values  themselves.  Therefore,  the  results  in 
terms of achieving additional protection coverage and realising the benefits of negative 
phase sequence protection are still valid.  
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7.6 Further	work	 	
A number of  interesting opportunities  for further work that may be undertaken  in the 
future have emerged whilst completing this project. 
7.6.1 Impact	of	low	voltage	faults	
It  is  understood  that  zero  sequence  currents  do  not  pass  through  the  distribution 
transformers star / delta windings, but negative phase sequence currents do. 
An area of further work that may be of benefit is the analysis of faults on the low voltage 
side of distribution transformers and the resulting negative phase sequence current on 
the high voltage network. It would be interesting to conduct a detailed investigation into 
the implications for negative phase sequence protection on the high voltage network.  
7.6.2 Power	factor	and	sequence	currents	
Power factor is the relationship between the voltage and current waveforms of the same 
phase.  Sequence  components  is  the  relationship  of  current waveforms  (and  voltages) 
between phases. That is to say, it is a way to model the relationship between the phases. 
A reactive load on one phase causes a shift between the current and voltage waveform. 
Therefore, the current on a, b and c phase would not be displaced by the nominal 120°. 
Even  if  the  current magnitudes are  the  same, an un‐balance would exist between  the 
phases. An unbalance will normally result in negative sequence current. 
It would be interesting to further investigate the relationship between power factor and 
negative phase sequence currents, and the  impact on protection schemes for the high 
voltage  network.  A  study  could  include  the  extent  to  which  improving  power  factor 
reduced normal non‐faulted negative phase sequence currents, the cost to do so, and if 
it materialised into a justifiable protection schemes benefit. This may include being able 
to have lower negative phase sequence settings, which effectively extends the protection 
reach of a recloser.  
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Chapter 8 
8 Final	Chapter	
8.1 Achievement	of	project	specifications	and	objectives		 	
The specifications and objectives of this project are listed below with some commentary 
and referenced to the sections of this thesis where they are addressed. 
1. Review power system analysis theory. 
 Section 2.3 from page 7 to page 20 covers power system analysis theory.  
 
2. Review traditional protection schemes utilised in high voltage distribution networks, 
being overcurrent, earth fault, and sensitive earth fault protection. 
 Section  2.4  and  section  2.5  from  page  21  to  page  25  cover  traditional  protection 
schemes utilised in high voltage distribution networks.  
 
3. Research  negative  phase  sequence  protection  theory,  techniques,  devices, 
applications, limitations, advantages and disadvantages. 
 Section  2.6  from  page  26  to  page  31  covers  negative  phase  sequence  protection 
theory. 
 
4. Investigate mitigation measures and techniques to overcome or avoid the limitations 
and disadvantages of negative phase sequence protection. 
 Section 2.6.7 on page 31  covers mitigations measures  and  techniques  required  to 
overcome the limitations and disadvantages of negative phase sequence protection. 
This is expanded upon in the methodology section of the thesis, being section 4 from 
page 37 to page 61. 
 
5. Review existing policies and protection scheme production methodologies utilised at 
Essential Energy. 
 Section  2.7  from  page  32  to  page  33  reviews  existing  policies  and methodologies 
utilised at  Essential  Energy  to produce protection  schemes.  Further  information  is 
contained in section 4.2 from page 37 to page 40.  
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6. Produce  recommendations  to  amend  Essential  Energy’s  protection  policies  and 
practices to include negative phase sequence protection where appropriate. 
 Chapter 7 from page 103 to page 108 contains the recommendations put forward as 
a result of completing this thesis. 
 
7. Produce  case  studies  of  protection  schemes  utilising  negative  phase  sequence 
protection. These will include a variety of network arrangements and faults that may 
occur on the high voltage distribution networks that typically supply regional areas. 
The case studies will cover network modelling, grading studies, and settings. 
 Chapter 5 and chapter 6 from page 62 to 101 contain case studies that address each 
of the requirements of specification 7. 
8.2 Conclusion	 	
This  thesis  investigates negative phase  sequence protection and  its  implementation  in 
high  voltage  distribution  networks.  The  advantages  of  negative  phase  sequence 
protection  are  predominantly  drawn  from  its  ability  to  detect  faults  whilst  utilising  a 
pickup setting below load current.  
One of the most common, yet challenging faults to provide protection against is a line to 
line  fault.  This  is particularly  the  case  for  long, high  impedance  feeders with  low  fault 
levels as found in many networks across the world, including that operated by Essential 
Energy. As demonstrated in this thesis, negative phase sequence protection is often more 
effective  than  traditional  overcurrent  techniques  at  detecting  and operating  for  these 
faults. 
Negative  phase  sequence  protection  effectively  extends  the  protection  coverage 
provided by  reclosers on  the distribution network.  This  results  in  safety  benefits,  cost 
savings, and reliability improvements over traditional techniques. 
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2. Review traditional protection schemes utilised in high voltage distribution networks, 
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and disadvantages of negative phase sequence protection.  
 
5. Review existing policies and protection scheme production methodologies utilised at 
Essential Energy. 
 
6. Produce  recommendations  to  amend  Essential  Energy’s  protection  policies  and 
practices to include negative phase sequence protection where appropriate.  
 
7. Produce  case  studies  of  protection  schemes  utilising  negative  phase  sequence 
protection. These will include a variety of network arrangements and faults that may 
occur on the high voltage distribution networks that typically supply regional areas. 
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11 Appendix	B	‐	Case	Study	1	Data	
11.1 Feeder	loads	
 Figure 11‐1: Load current ‐ Recloser 2‐R47011 
Note that b phase  (green  line)  in Figure 11‐1  is 0 A. This  is because  the  feeder  is only 
connected as single phase past this recloser. Future network augmentation will convert 
this section of line to three phase. 
 Figure 11‐2: Load current ‐ Recloser 2‐R10838 
 
Figure 11‐3: Load current ‐ Feeder circuit breaker MGA3B1 
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 Figure 11‐4: Load current ‐ Feeder circuit breaker MGA3B2 
It  is  interesting  to  note  that  the  dominate  current  recorded  by MGA3B2  at  the  zone 
substation  is a phase  (Figure 11‐4), and yet b phase  is dominant according  to  recloser 
2‐R10838 (Figure 11‐2) which is only a short distance from the zone substation. However, 
the general load profile and quantity of current aligns with expectations. It  is apparent 
that there is either a transposition in the 11 kV line, or the SCADA transducers are wired 
with a phase and c phase transposed on one of  the devices. This  isn’t an  issue for the 
purpose of this case study, but field investigation and rectification would be sensible. 
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11.2 Sincal	models		
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 27.3	ܣ 
ܼ൅ ൌ 460.4 ൅ ݆95.16	Ω 
ܼ0 ൌ 450.26 ൅ ݆71.03	Ω 
 
Figure 11‐5: Sincal model ‐ Transformer 2‐978054 
 
Line to Line 
 11 kV primary side of SWER isolation 
transformer 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 41	ܣ 
ܼ൅ ൌ 134.11 ൅ ݆11.94	Ω 
  
Line to Ground 
 11 kV primary side of SWER isolation 
transformer 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 47	ܣ 
ܼ൅ ൌ 128.11 ൅ ݆10.48	Ω 
ܼ0 ൌ 144.81 ൅ ݆34.54	Ω  
Line to Ground 
 12.7 kV secondary side of SWER 
isolation transformer 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 33	ܣ 
ܼ൅ ൌ 377.41 ൅ ݆89.63	Ω 
ܼ0 ൌ 367.27 ൅ ݆65.51	Ω  
Figure 11‐6: Sincal model ‐ Recloser 2‐R47010 and transformer 2‐51403 
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Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 38	ܣ 
ܼ൅ ൌ 143.81 ൅ ݆12.60	Ω 
  
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 44	ܣ 
ܼ൅ ൌ 134.87 ൅ ݆11.64	Ω 
ܼ0 ൌ 160.85 ൅ ݆37.47	Ω  
Figure 11‐7: Sincal model ‐ Transformer 2‐51627 
 
Three Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 680	ܣ 
ܼ൅ ൌ 6.71 ൅ ݆9.34	Ω 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 589	ܣ 
ܼ൅ ൌ 6.50 ൅ ݆6.71	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 627	ܣ 
ܼ൅ ൌ 6.50 ൅ ݆6.71	Ω 
ܼ0 ൌ 3.18 ൅ ݆12.32	Ω 
 
Figure 11‐8: Sincal model ‐ Recloser 2‐R47011 
 
Page 120  Chapter 11 ‐ Appendix B ‐ Case Study 1 Data 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 277	ܣ 
ܼ൅ ൌ 18.95 ൅ ݆6.02	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 335	ܣ 
ܼ൅ ൌ 17.89 ൅ ݆6.47	Ω 
ܼ0 ൌ 17.32 ൅ ݆7.65	Ω 
 
Figure 11‐9: Sincal model ‐ Transformer 2‐51020 
 
Three Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 830	ܣ 
ܼ൅ ൌ 5.41 ൅ ݆7.65 Ω  
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 719	ܣ 
ܼ൅ ൌ 5.42 ൅ ݆5.41	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 894	ܣ 
ܼ൅ ൌ 5.42 ൅ ݆5.41	Ω 
ܼ0 ൌ 1.48 ൅ ݆6.59	Ω 
 
Figure 11‐10: Sincal model ‐ Recloser 2‐R10838 
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Three Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 750	ܣ 
ܼ൅ ൌ 5.49 ൅ ݆8.46	Ω 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 650	ܣ 
ܼ൅ ൌ 6.44 ൅ ݆5.49	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 811	ܣ 
ܼ൅ ൌ 6.44 ൅ ݆5.49	Ω 
ܼ0 ൌ 2.52 ൅ ݆6.76	Ω 
 
Figure 11‐11: Sincal model ‐ Transformer 2‐50590 
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Three Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 985	ܣ 
ܼ൅ ൌ 4.50 ൅ ݆6.45	Ω 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 853	ܣ 
ܼ൅ ൌ 4.62 ൅ ݆4.50	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 1,270	ܣ 
ܼ൅ ൌ 4.62 ൅ ݆4.50	Ω 
ܼ0 ൌ 0.26 ൅ ݆2.61	Ω  
Figure 11‐12: Sincal model ‐ Feeder circuit breaker MGA3B2 
 
Figure 11‐13: Recloser 2‐R47011 (Essential Energy 2008f) 
Chapter 12 ‐ Appendix C ‐ Case Study 2 Data    Page 123 
12 Appendix	C	‐	Case	Study	2	Data	
12.1 Feeder	loads	
 
Figure 12‐1: Load current ‐ Recloser 2‐R42233 
Although  recloser  2‐R42233  is  a  three  phase  unit,  a  phase  does  not  appear  to  have 
recorded  any  load.  This  is  likely  to  be  a  problem  with  the  reclosers  transducers  or 
communications. Further investigation is required. For the purposes of this case study, it 
will be taken that maximum load is 8.5 A, and there is some load on each phase. At a worst 
case scenario, if the entire 8.5 A was across two phases only, that would equate to 4.9 A 
of  negative  phase  sequence  current  present  during  non‐faulted  conditions.  
ሺ8.5	 ൊ	√3 ൌ 4.9ሻ 
 
 
Figure 12‐2: Load current ‐ Recloser 2‐R43302 
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Figure 12‐3: Load current ‐ Recloser 2‐R42951 
 
 
Figure 12‐4: Load current ‐ Recloser 2‐R12105 
 
 
Figure 12‐5: Load current ‐ Recloser 2‐R42221 
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Figure 12‐6: Load current ‐ Feeder circuit breaker BYA7781 
 
 
Figure 12‐7: Load current ‐ Feeder circuit breaker BYA7782 
The load recorded at recloser 2‐R42221, as shown in Figure 12‐5, needs to be carefully 
considered. On initial inspection, it would appear that intermittent spike loads occur at 
various times in the order of 50 A. However, further data analysis, that was considered to 
be beyond the scope of this case study, indicates that these peaks are actually the result 
of faults, and cold load. Some of the evidence of this can be observed in Figure 12‐5 where 
the current falls to 0 A at or around the same time as the spikes. It will be taken that the 
true  load  peaks  at  30  A.  This  also  aligns  with  the  addition  of  peak  load  recorded  on 
downstream reclosers, and the feeder circuit break BYA7781 at the zone substation.    
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12.2 Sincal	models	
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 26	ܣ 
ܼ൅ ൌ 206.99 ൅ ݆23.69	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 30	ܣ 
ܼ൅ ൌ 192.68 ൅ ݆11.26	Ω 
ܼ0 ൌ 240.87 ൅ ݆104.21	Ω 
 
Figure 12‐8: Sincal model ‐ Transformer 2‐40377 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 37	ܣ 
ܼ൅ ൌ 146.55 ൅ ݆21.31	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 42	ܣ 
ܼ൅ ൌ 131.09 ൅ ݆9.38	Ω 
ܼ0 ൌ 182.16 ൅ ݆96.43	Ω  
Figure 12‐9: Sincal model ‐ Fuse 2‐F10344 
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Three Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 214	ܣ 
ܼ൅ ൌ 16.62 ൅ ݆29.66	Ω 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 185	ܣ 
ܼ൅ ൌ 24.57 ൅ ݆16.62	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 162	ܣ 
ܼ൅ ൌ 24.57 ൅ ݆16.62	Ω 
ܼ0 ൌ 27.65 ൅ ݆55.69	Ω 
 
Figure 12‐10: Sincal model ‐ Recloser 2‐R42233 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 35	ܣ 
ܼ൅ ൌ 153.78 ൅ ݆20.90	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 40	ܣ 
ܼ൅ ൌ 107.95 െ ݆9.86	Ω 
ܼ0 ൌ 250.09 ൅ ݆133.08	Ω 
 
Figure 12‐11: Sincal model ‐ Transformer 2‐41181 
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Three Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 221	ܣ 
ܼ൅ ൌ 15.94 ൅ ݆28.74	Ω  
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 191	ܣ 
ܼ൅ ൌ 23.92 ൅ ݆15.94	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 169	ܣ 
ܼ൅ ൌ 23.92 ൅ ݆15.94	Ω 
ܼ0 ൌ 26.73 ൅ ݆52.83	Ω  
Figure 12‐12: Sincal model ‐ Recloser 2‐R43302 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 64	ܣ 
ܼ൅ ൌ 84.71 ൅ ݆14.49	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 72	ܣ 
ܼ൅ ൌ 80.54 ൅ ݆16.79	Ω 
ܼ0 ൌ 94.78 ൅ ݆38.25	Ω 
 
Figure 12‐13: Sincal model ‐ Transformer 2‐40561 
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Three Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 332	ܣ 
ܼ൅ ൌ 11.44 ൅ ݆19.12	Ω 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 288	ܣ 
ܼ൅ ൌ 15.32 ൅ ݆11.44	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 259	ܣ 
ܼ൅ ൌ 15.32 ൅ ݆11.44	Ω 
ܼ0 ൌ 16.30 ൅ ݆33.88	Ω 
 
Figure 12‐14: Sincal model ‐ Recloser 2‐R42951 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 86	ܣ 
ܼ൅ ൌ 62.38 ൅ ݆14.72	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 94	ܣ 
ܼ൅ ൌ 58.48 ൅ ݆16.80	Ω 
ܼ0 ൌ 71.76 ൅ ݆37.81	Ω 
 
Figure 12‐15: Sincal model ‐ Transformer 2‐41767 
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Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 317	ܣ 
ܼ൅ ൌ 13.76 ൅ ݆10.53	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 288	ܣ 
ܼ൅ ൌ 11.53 ൅ ݆5.48	Ω 
ܼ0 ൌ 18.84 ൅ ݆40.12	Ω  
Figure 12‐16: Sincal model ‐ Recloser 2‐R12105 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 61	ܣ 
ܼ൅ ൌ 88.85 ൅ ݆18.27	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 67	ܣ 
ܼ൅ ൌ 82.74 ൅ ݆21.58	Ω 
ܼ0 ൌ 104.40 ൅ ݆52.44	Ω 
 
Figure 12‐17: Sincal model ‐ Transformer 2‐40882 
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Three Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 380	ܣ 
ܼ൅ ൌ 10.24 ൅ ݆16.72	Ω 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 329	ܣ 
ܼ൅ ൌ 13.22 ൅ ݆10.24	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 300	ܣ 
ܼ൅ ൌ 13.22 ൅ ݆10.24	Ω 
ܼ0 ൌ 13.71 ൅ ݆28.85	Ω 
 
Figure 12‐18: Sincal model ‐ Recloser 2‐R42221 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 207	ܣ 
ܼ൅ ൌ 24.56 ൅ ݆10.26	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 215	ܣ 
ܼ൅ ൌ 20.12 ൅ ݆12.21	Ω 
ܼ0 ൌ 33.86 ൅ ݆24.33	Ω 
 
Figure 12‐19: Sincal model ‐ Transformer 2‐10485 
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Three Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 1,369	ܣ 
ܼ൅ ൌ 4.04 ൅ ݆4.64	Ω 
 
Line to Line 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 1,186	ܣ 
ܼ൅ ൌ 2.28 ൅ ݆4.04	Ω 
 
Line to Ground 
ܫܨܣܷܮܶ ൌ 1,570	ܣ 
ܼ൅ ൌ 2.28 ൅ ݆4.04	Ω 
ܼ0 ൌ 0.30 ൅ ݆3.04 Ω  
Figure 12‐20: Sincal model ‐ Feeder circuit breaker BYA7781 
 
Figure 12‐21: Recloser 2‐R42221 (Essential Energy 2008a) 
